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RESUMEN DOCUMENTAL 
Tesis sobre ingeniería de producción, específicamente completaciones para inyección 
de agua. Objetivo General: Estudiar y recomendar las completaciones para 
recuperación secundaria por inyección de agua. Planteamiento del Problema: 
Estudio de las completaciones de fondo para recuperación secundaria por inyección 
de agua en las arenas Basal Tena y “U” superior en el Campo Libertador. La 
inyección de agua es considerada el método de recobro secundario principal y más 
conocido ya que es el que más ha contribuido al recobro del petróleo. Marco 
referencial: ubicación, geográfica, historia, caracterización litológica de los 
reservorios del área del Libertador. Marco metodológico: en base a recolección de 
datos y utilización del programa técnico de ingeniería se realizó: el diseño de la 
completación de fondo para inyección de agua en el pozo Shuara 27 del Campo 
Libertador.  Marco teórico: parámetros petrofísicos, ecuación de Continuidad, 
ecuación de Bernoulli,  ecuación de Presión Hidrostática, Pruebas Fall of Test. 
Conclusión general: mediante el diseño de la completación  con la nueva tecnología, 
se obtuvo la evaluación de inyección del agua a cada formación del Pozo Shuara 27. 
Recomendación general: aplicar esta completación a futuros pozos inyectores para 
recuperación secundaria. 
DESCRIPTORES: 
CAMPO LIBERTADOR 
RECUPERACION MEJORADA 
INYECCION DE AGUA  
POZO SHUARA 27 
REGULADORES DE FLUJO 
 
CATEGORÍAS TEMÁTICAS: 
<CP-INGENIERIA EN PETRÓLEOS> <CP-INGENIERÍA DE PRODUCCIÓN> 
<ANALISIS DE PARAMETROS PETROFÍSICOS> <DISEÑO DE LA 
COMPLETACIÓN PARA INYECCIÓN DE AGUA> 
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DOCUMENTARY SUMMARY 
Thesis about production engineering, specifically, for water injection completions. 
General Objective: To study and recommend completions for secondary recovery by 
water injection. Problem Statement: Study background completions for secondary 
recovery by water injection in sands Basal Tena and "U" superior Libertador Field. 
Water injection is considered the main secondary recovery method and is best known 
as the one who has contributed to the recovery of oil. Frame of reference: location, 
geography, history, lithological characterization of reservoirs in the area of the 
Liberator. Methodological framework: based on data collection and use of 
engineering technical program was performed: the design of the fund completion of 
water injection in the field Shuara 27 Liberator. Theoretical Framework: 
petrophysical parameters, continuity equation, Bernoulli's equation, equation of 
hydrostatic pressure tests of Test Fall. General conclusion: through the completion 
design with new technology, the evaluation was obtained water injection to each 
training Shuara 27. General recommendation: apply this to future completion for 
secondary recovery injection wells. 
DESCRIPTIVE KEYWPORKS 
FIELD LIBERTADOR 
ENHANCED RECOVERY 
WATER INJECTION 
WELL SHUARA 27 
WATERFLOOWDING  REGULATORS 
 
THEMATIC CATEGORIES 
<CP-PETROLUEM ENGINEERING> <CP-PRODUCTION ENGINEERING> 
<PETROPHYSICAL ANALYSIS > <COMPLETION DESIGN FOR WATER 
INJECTION> 
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INTRODUCCIÓN 
 
El petróleo es una de las principales fuentes de energía del país, además es su 
segunda mayor fuente de recursos económicos, por lo que cualquier trabajo destinado 
a suavizar la declinación y parcialmente recuperar la productividad de los pozos es 
muy importante. 
 
El campo Libertador es uno de los grandes productores de petróleo  en el Ecuador, 
ubicado en la provincia de Sucumbíos. Es el primer campo que operó el Estado a 
través de la Corporación Estatal Petrolera Ecuatoriana  (CEPE), EP Petroecuador 
hasta diciembre del 2012, y actualmente Petroamazonas EP. Está formado por los 
campos Frontera, Tapi, Tetete, Peña Blanca, Ocano, Shushuqui, Pacayacu, Shuara, 
Secoya, Pichincha, Chanangé y Carabobo. En la actualidad los campos Chanangé, 
Carabobo y el pozo Ocano-01 se encuentran cerrados. 
 
El Campo Libertador está conformado por cuatro subestructuras alineadas en dos ejes 
Norte - Sur que se fusionan hacia el Sur conformando el periclinal Pichincha - 
Carabobo. El eje Oriental cruza de Norte a Sur las estructuras Pacayacu - Shuara y el 
eje Occidental de las estructuras Shushuqui y Secoya. 
 
Su cierre estructural máximo es de 240 pies y corresponde al alto Secoya, el alto 
Shushuqui tiene 180 pies, Shuara 200 pies y Pacayacu 140 pies. Cubren un área 
aproximada de 20 Km
2
, de dirección preferencial Norte - Sur por 5 Km de este a 
oeste, es decir 100 km
2
.
1 
 
El diseño de completaciones para recuperación secundaria por inyección de agua va 
ha posibilitar que se establezcan las ratas de inyección en las formaciones del pozo 
seleccionado. 
1 
Departamento de producción del Área Libertador. Diciembre 2010 
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El objetivo general es estudiar y recomendar las completaciones de fondo para 
recuperación secundaria por inyección de agua. 
 
En el capítulo II se detalla la revisión bibliográfica necesaria para la realización de 
este estudio. 
 
En el capítulo III se muestra la metodología que se ejecutará en el Campo  Libertador 
en el pozo seleccionado Shuara 27. 
 
En el Capítulo IV se detalla el análisis e interpretación de datos, los cuales son 
colocados según el orden de los objetivos y son tabulados en gráficos y tablas. 
 
En el Capítulo V se muestran las conclusiones y recomendaciones de esta 
investigación, los resultados del estudio permitirán exponer los diferentes aspectos 
que deben tomarse en consideración en las completaciones para la inyección de agua 
de formación en el Campo Libertador. 
 
En el Capítulo VI se detalla todas las fuentes bibliográficas y webgráficas que son 
necesarias  para el desarrollo teórico de la investigación realizada de acuerdo a los 
objetivos planteados.  
 
En el Capítulo VII se muestran los anexos conformados por todos los instrumentos de 
la investigación necesarios para el desarrollo del estudio. 
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ABREVIATURAS  Y SIGLAS 
 
API: American Petroleum Institute.  
BAPD: Barriles de agua por día. 
BIAPD: Barriles inyectados de agua por día. 
BPPD: Barriles de petróleo por día. 
BFPD: Barriles de fluido por día  
B: Barriles  
BSW: Basic Sediments and water.  
BT: Arena Basal Tena. 
cp: Centipoises 
d: Diámetro. 
ε: Rugosidad. 
E: Eficiencia del flujo. 
FOT: Fall of test 
f: Factor de fricción. 
ft: Pies  
ID: Diámetro interior.  
II: Índice de Inyectavilidad. 
f: Factor de fricción. 
K: permeabilidad promedio de la formación  
L: Distancia 
mD: milidarcy.  
NRe: Número del Reynolds. 
OD: Diámetro exterior.  
Φ: Porosidad. 
Pd: Presión de descarga. 
Pb: Presión en la estación de bombeo. 
Pi: Presión inicial. 
Pr: Presión del reservorio. 
Ps: Presión de succión. 
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Psia: Pound per squareinchabsolute, libras por pulgadas cuadradas absolutas.  
pulg: Pulgadas. 
Pwh: Presión de cabeza del pozo. 
Pwfi: Presión de fondo fluyente de inyección. 
Q: Caudal 
T: Temperatura. 
US: Arena “U” Superior. 
γw: Densidad relativa del agua.  
µw: Viscosidad del agua. 
∆pf: Caída de presión por fricción. 
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CAPÍTULO I 
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
 
¿Qué tipos de completaciones de fondo se utilizan para los pozos inyectores en 
proyectos de recuperación secundaria por inyección de agua y cómo podemos 
seleccionar una o más de ellas de acuerdo a la condiciones concretas que presenta 
el Campo Libertador? 
 
ENUNCIADO DEL TEMA 
 
Estudio de las completaciones de fondo para recuperación secundaria por 
inyección de agua en las arenas Basal Tena, “U” superior  en el campo 
Libertador.  
 
FORMULACIÓN DEL PROBLEMA 
 
Las operaciones de recuperación de petróleo se dividen cronológicamente en tres 
etapas: primaria, secundaria y terciaria. La etapa primaria resulta del 
desplazamiento por energía natural que existe en el yacimiento. La secundaria, se 
implementa usualmente luego de un tiempo de iniciada la declinación de la 
producción primaria y consiste principalmente en la inyección de agua o 
inyección de gas. Al inyectar agua en el yacimiento, se produce una inundación 
del mismo y un barrido de una parte del petróleo móvil remanente, además del  
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aumento  y/o mantenimiento de la presión del yacimiento  lo que permite 
desplazar el petróleo hacia los pozos productores. 
La inyección de agua es considerada el método de recobro secundario principal y 
más conocido ya que es el que más ha contribuido al recobro de petróleo por su 
simplicidad, razonables costos en comparación con otros métodos secundarios y 
su atractivo factor de recobro. 
De allí la importancia del estudio y análisis de las herramientas de  completación 
de fondo para recuperación secundaria por inyección de agua. 
 
JUSTIFICACIÓN 
 
En los últimos años, el desafío en la industria petrolera ha sido el de incrementar 
la producción a costos razonables y en el menor tiempo, por esta razón los 
avances tecnológicos han permitido la optimización de  las técnicas 
convencionales y no convencionales utilizadas en la recuperación de petróleo. 
El presente trabajo pretende ser un aporte teórico-práctico para entender la 
inyección de agua y conocer los diferentes tipos de completaciones de fondo para 
la recuperación secundaria. 
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OBJETIVOS 
 
OBJETIVO GENERAL 
 
Estudiar y recomendar las completaciones de fondo para pozos inyectores en 
recuperación secundaria por inyección de agua.  
 
OBJETIVOS ESPECÍFICOS 
a) Revisar la información pertinente en el Campo Libertador. 
 
b) Analizar  las características de los equipos de superficie y de fondo 
para inyección de agua. 
 
c) Investigar la herramienta para el diseño de la completación de 
fondo para la inyección de agua. 
 
d) Definir la técnica para las formaciones Basal Tena y “U” Superior 
del pozo Shuara 27. 
 
e) Evaluar  la eficacia de la aplicación de los diferentes tipos de 
completaciones de fondo. 
 
f) Recomendar alternativas técnicas aplicables a la selección de los 
diferentes tipos de completaciones para la recuperación secundaria. 
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FACTIBILIDAD Y ACCESIBILIDAD 
 
FACTIBILIDAD 
 
El presente proyecto es factible llevar a cabo porque se cuenta con el talento 
humano de los investigadores y con el apoyo de la empresa SERTECPET con 
lo referente a la información, operación de los diferentes pozos en los que 
presta sus servicios y apoyo técnico capacitado en la operación de las 
herramientas y además se dispone la bibliografía y webgrafía para la 
ejecución del proyecto en  un periodo de 6 meses. 
ACCESIBILIDAD 
 
El presente proyecto es accesible porque  la empresa SERTECPET y  
Petroamazonas EP darán facilidades para el acceso a la información para la 
recolección de datos e interpretación de los mismos, y toda la información 
pertinente de las completaciones de fondo para recuperación secundaria por 
inyección de agua en las formaciones Basal Tena y, “U” Superior  del campo 
Libertador. 
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CAPITULO II 
 
MARCO TEÓRICO 
 
MARCO INSTITUCIONAL 
 
Con una visión de futuro, en 1990 nace una empresa integrada por los 
hermanos López Robayo que busca espacios dentro de la actividad 
hidrocarburífera y energética, nacional e internacional, respaldada en una 
sólida formación profesional, experiencia, creatividad, grandes retos y 
profundos valores personales y corporativos.  
 
En el largo caminar, las innovaciones, reinversión, investigación, 
adquisición y equipamiento de un complejo industrial dotado de 
máquinas con tecnología de punta para la construcción y el diseño de 
herramientas, equipos, partes y piezas para la industria petrolera.  
 
El licenciamiento con Tenaris Connection AG en la planta de producción 
también permite ingresar en la elaboración de conexiones premium bajo 
los estándares y normas de calidad, requeridas por el sector a nivel 
mundial. Todas estas acreditaciones demuestran que la organización tiene 
muy claro cuál es su misión y visión, así; como el rol en el mercado 
energético global.  
 
Entre las especialidades cuentan con sistemas de Levantamiento 
Artificial: Hidráulicos, Eléctricos y PCP; Proyectos de Ingeniería 
Conceptual, Básica, de Detalle para el sector Hidrocarburífero y 
Energético. Diseño y Construcción de Facilidades de Producción, On–
Shore y Off–Shore; Administración, Optimización y Operación de 
Campos Petroleros. Todo el esfuerzo de la organización durante estas dos 
décadas, se ha concentrado en fortalecer la infraestructura, procesos, 
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conocimiento e innovación tecnológica; así como la selección del mejor 
talento humano y el liderazgo.  
 
De esta manera se ha logrado consolidar su marca, productos y servicios 
con alto valor agregado, a nivel nacional e internacional. Además que se 
ha brindado a sus clientes el soporte permanente, en todos los proyectos 
que asume cumpliendo a satisfacción sus expectativas, logrando una 
saludable relación ganar–ganar, y proyectándose como socios estratégicos 
a largo plazo. 
Misión 
Generar Soluciones Integrales para el sector Energético con tecnología de 
punta. 
Visión 
Excelencia en Soluciones Energéticas a nivel Mundial.
2
               
 
MARCO LEGAL 
 
Sertecpet es  una empresa que genera soluciones integrales para el sector 
energético; provisión de productos, servicios, ingeniería, diseño, 
construcción y montaje de facilidades de producción on-shore y off–
shore; asegurándose en satisfacer los requisitos del cliente y demás partes 
interesadas; comprometidos con la protección del ambiente, la prevención 
de incidentes y enfermedades laborales en todas sus actividades, 
productos y servicios a través del mejoramiento continuo de todos sus 
procesos; apoyados en su capital humano e innovación tecnológica y 
cumpliendo con la legislación nacional vigente en cada país que 
mantengamos una operación. 
2
Sertecpet. Disponible en http//:www.sertecpet.com.ec 
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Cuenta con un sólido sistema integrado de gestión de Calidad, Ambiente, 
Salud y Seguridad Ocupacional que acredita trabajar bajo normas: ISO 
9001, ISO 14001; OHSAS 18001. La norma API Q1 del American 
Petroleum Institute, certifica que la planta de producción destinada a la 
fabricación de conexiones roscadas, partes y piezas elaboradas bajo la 
certificación API asegura la fabricación bajo estándares internacionales.
3
  
        
 
MARCO ÉTICO 
 
La presente investigación no atenta en ninguna de sus etapas contra el 
medio ambiente, principios éticos y morales de la empresa ni de los 
funcionarios de la institución estatal. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
3
Sertecpet. Disponible en http//:www.sertecpet.com.ec 
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MARCO REFERENCIAL 
ASPECTOS GENERALES DEL CAMPO LIBERTADOR 
Ubicación geográfica del campo libertador 
 
El campo Libertador, se encuentra ubicado en la parte centro-noreste de la cuenca 
Oriente, dentro de la provincia de Sucumbíos, localizada a 250 Km de Quito entre 
las coordenadas geográficas de latitud desde 00°04” Sur hasta 00°06” Norte y 
longitud desde 76°33'00” hasta 76°36'40” Oeste con una extensión de  10118 
hectáreas (Gráfico  N°1). Fue descubierto en el año 1980 con la exploración del 
pozo Secoya W-1. Se trata de un campo gigante conformado por una estructura 
que abarca varios altos estructurales denominados Shushuqui, Shuara, Secoya, 
Pacayacu, Pichincha y Carabobo. 
Reseña histórica del campo libertador 
 
En 1980, la Corporación Estatal Petrolera Ecuatoriana (CEPE) perforó las 
estructuras Secoya, Shuara y Shushuqui, con los pozos Secoya 1 entre enero y 
febrero, Shuara 1 entre febrero y marzo, y Shushuqui 1 entre octubre y 
noviembre. Las primeras interpretaciones sísmicas, mostraban a las tres 
estructuras antes mencionadas como independientes, pero, interpretaciones 
posteriores, sustentadas en la información aportada por los pozos perforados, así 
como nuevos datos de velocidad, permitieron elaborar un nuevo modelo 
estructural que integraba en un solo campo las estructuras Shushuqui, Pacayacu, 
Shuara y Secoya. 
Los campos Secoya, Shuara, Shushuqui y Pacayacu empezaron su producción en 
1982, y en agosto de 1992, alcanzaron su máxima producción promedia con 
56615 BPPD, a partir del cual comenzó a declinar. Actualmente tiene una 
producción de 9190 BPPD (Marzo 2012).
4 
4 
Departamento de producción del Área Libertador. Marzo 2012 
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Gráfico N°1: Mapa de ubicación del campo libertador 
Fuente: Petroamazonas EP. 
 
El campo Atacapi fue descubierto por Texaco con el pozo Atacapi1, cuya   
perforación se inició el 6 de Agosto de 1968, alcanzó los 9848' de profundidad, y 
fue completado el  28 de septiembre de 1968. Produjo un total de 3800 BPPD 
(1960 BPPD de 29°API del yacimiento “U” y 1840 BPPD de 34° API de “T”). Su 
producción arranca en diciembre de 1978 con 4000 BPPD. Actualmente tiene el 
campo una producción de 4460 BPPD (Marzo 2012) 
 
El Campo Tapi-Tetete antes considerados independientes, fue descubierto en 
1980 con la perforación del pozo Tetete, el mismo que alcanzó los 9400' de 
profundidad y dió 1640 BPPD de los reservorios “T” (1315 BPPD, 30°API) y  
“U” (330 BPPD, 29°API). Entre septiembre y octubre de 1985 se perforó la 
estructura Tapi  con el pozo Tapi 1, el que llego a los 9183' de profundidad, y 
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produjo 2045 BPPD de los reservorios “T” (1333 BPPD, 29°API) y “U” (712 
BPPD, 28°API). Este campo arranca su producción el abril de 1984 y alcanza su 
máximo histórico en septiembre de 1994 con cerca de 7400 BPPD promedio. 
Actualmente produce 1687 BPPD (Marzo 2012)  
 
El campo Pichincha inicialmente nombrado como Guarumo, fue descubierto en 
abril de 1983 con la perforación del pozo Pichincha-01 que alcanzó una 
profundidad de 10243 pies se produjo 7700 BPPD de los reservorio “T” (3147 
BPPD, 31°API) y “U” (2900 BPPD, 26°API) y “U” superior (1653BPPD, 
29.3°API). Actualmente produce 3173BPPD (Marzo 2012). 
 
El campo Frontera descubierto con la información sísmica obtenida en 1987 e 
interpretada por CEPE-ECOPETROL se definió un alto estructural compartido 
entre Ecuador y Colombia, en diciembre de 1987 con la perforación del pozo 
Frontera-1 con una profundidad de 9254 pies, con una producción de 4499 BPPD 
de los reservorios “T” (576 BPPD,23.5°API), “U” inferior (3923 BPPD, 
30.7°API) y el 1988 el pozo Quillasinga-01 por ECOPETROL Colombia, con una 
producción de los mismos yacimientos. Actualmente produce 501BPPD (Marzo 
2012). 
 
El campo Chanangé fue descubierto en abril de 1990 con la perforación del pozo 
Chanangé-1 alcanzando una profundidad total de 9595 pies, se produjo 1074 
BPPD de los reservorios “T” (931BPPD, 26°API) y U superior (139BPPD, 
34.7°API). En 1992 se cerró por la inundación de agua la formación “T” y la “U” 
superior por problemas mecánicos. 
 
El campo Carabobo descubierto en octubre de 1983 con la perforación del pozo 
Carabobo-01, alcanzo una profundidad de 9472 pies, con una producción de 832 
BPPD de los reservorios “U” inferior (733 BPPD, 26.9°API) y de la “U” superior 
(100 BPPD, 29°API). Se cerró en el año de 1992 debido a que la “U” inferior dejo 
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de aportar por invasión de agua. Los campos Chanangé y Carabobo continúan 
cerrados durante el año 2010.   
 
El campo Peña Blanca se inició con la perforación del pozo exploratorio Peña 
Blanca-1 en diciembre de 1994 con una profundidad de 9250 pies se produjo un 
total de 2963 BPPD de la formación “T” (27°API) existieron problemas desde el 
principio por el incremento precipitado del BSW en la producción. 
 
El campo Ocano inició sus operaciones con el pozo Ocano-1 que fue perforado en 
1995 con una profundidad de 9320 pies con una producción de 2391 BPPD de la 
formación “U” inferior (22°API). 
En la actualidad el pozo Ocano -01 se encuentra cerrado por alto BSW y el pozo 
Peña Blanca 1 por no disponer facilidades de producción.  
 
Las coordenadas UTM  del Campo Libertador, se encuentran en el (cuadro N°1). 
 
Descripción geológica de los reservorios del campo libertador 
 
La estructura del campo Libertador tiene forma de cajón con 4 subestructuras 
alineadas en 2 ejes NS. En el eje oriental se encuentran las estructuras Pacayacu y 
Shuara y en la occidental las estructuras Shushuqui y Secoya, las dos se fusionan 
hacia el sur para formar el periclinal Pichincha-Carabobo. 
 
Tiene una longitud aproximadamente 21 × 6.5 km. Su cierre estructural máximo 
es de 240 pies y corresponde al alto Secoya, el alto Shushuqui tiene 180 pies, 
Shuara 200 pies, y Pacayacu 140 pies. El flanco oriental está limitado por una 
falla transpresional dextral acompañada de varias fallas transversales de 
orientación NO-SE se afectan las estructuras del campo (Rivadeneira y Baby, 
2004). 
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CAMPOS 
COORDENADAS UTM 
  X Y 
PICHINCHA 
Y 
CARABOBO 
MÍNIMO 323010 9992983 
MÁXIMO 325745 9998181 
SHUARA 
MÍNIMO 324758 9999602 
MÁXIMO 326993 10007400 
SECOYA 
MÍNIMO 321908 9998215 
MÁXIMO 324337 10005733 
SHUSHUQUI 
MÍNIMO 322859 10005552 
MÁXIMO 325361 10011818 
PACAYACU 
MÍNIMO 325709 10007374 
MÁXIMO 327441 10013004 
TAPI 
MÍNIMO 327806 9975981 
MÁXIMO 328950 9977548 
TETETE 
MÍNIMO 331640 9977179 
MÁXIMO 329229 9981233 
ATACAPI 
MÍNIMO 314972 9989864 
MÁXIMO 316673 9996989 
FRONTERA 
MÍNIMO 326260 9973401 
MÁXIMO 327095 9974108 
 
Cuadro N°1: Coordenadas UTM del Área del Campo Libertador. 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez. 
Fuente: Petroamazonas EP. 
 
En el modelamiento estadístico o estático del campo (Geoconsult, 2008) se 
identificaron dos fallas principales con rumbo NE que limitan al oriente los 
campos Shushuqui-Secoya y Shuara-Pichincha-Pacayacu, las cuales se definieron 
como fallas Shushuqui-Secoya y falla Shuara, respectivamente.  
 
La falla Shushuqui-Secoya es una falla inversa, que tiene una extensión 
aproximada de 10km y dirección paralela al eje de la estructura, salto de falla de 
80 pies que afecta la zona de interés desde la discordancia pre cretácica hasta la 
Caliza A (Anexo D) y deja de ser evidente a la altura del pozo Secoya-17 para 
reaparecer a la altura del pozo Shushuqui-1.  
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Por otro lado la falla Shuara es inversa y tiene una extensión aproximada de 
12km, en dirección paralela al eje de la estructura, un salto de falla de 80 pies y 
afecta a la zona de interés del campo desde la discordancia pre cretácica hasta la 
Caliza A. Presenta un trazo discontinuo hasta el pozo Shuara-9 donde deja de ser 
evidente, y luego nuevamente aparece en la altura del pozo Pacayacu-3.  
Adicionalmente se interpretaron unas fallas inversas de poca extensión dentro de 
la estructura Shuara, las cuales dan lugar a bajos estructurales.    
 
Características litológicas de los reservorios del área libertador 
 
Arenisca Basal Tena 
Fue depositada rellenando canales erosionados, de tendencia SE y un ancho entre 
140 y 250’, definidos sobre la base de información sísmica. 
 
Arenisca “U” Superior 
Describe areniscas cuarzosas con frecuente bioturbaciones y la presencia de 
intercalaciones de lutita. A la base se desarrolla una secuencia grano-creciente y 
hacia arriba secuencias grano-decreciente. 
 
Arenisca “T” Superior 
Define areniscas cuarzo-glauconíticas en bancos métricos de grano muy fino, 
masivas onduladas, con bioturbaciones. Tiene  importante presencia de cemento 
calcáreo. 
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Gráfico N° 2: Columna estratigráfica Cuenca Oriente 
Fuente: Petroamazonas EP. 
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Características petrofísicas y PVT de las arenas y de los fluidos del campo 
libertador 
 
Las propiedades de las arenas y de los fluidos del área del Libertador se presentan  
en el (cuadro N°2) , en la misma se puede apreciar que los parámetros petrofísicos 
promedios, así como los parámetros PVT de los fluidos, se encuentran dentro de 
los siguientes rangos: 
 
La porosidad se encuentra en un rango de 12 a 17, 6, %, la saturación de agua se 
encuentra en un rango de 14  hasta 46,5 %, el espesor neto de petróleo saturado 
tiene  rango de 14 a 65 pies, mientras que la permeabilidad del área se encuentra 
en un rango de 100 a 1927 md.  
 
Para los parámetros PVT  de los fluidos tenemos que la presión inicial varia de 
3100 a 4012 psi, lo que nos indica que existió una buena presión inicial de los 
reservorios, la temperatura de reservorio varía de 180 a 232°F, el factor 
volumétrico del petróleo se encuentra en un rango de 1.11 a 1.366 PCS/BLS, y 
mientras que la gravedad especifica del gas se encuentra en un rango de 1.078 a 
1.650  (aire=1). 
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CAMPO 
YACIMIENT
O 
PROPIEDADES PETROFÍSICA PARÁMETROS PVT DE LOS FLUIDOS 
ɸ Sw  ho  K (md) Pi Tr βo GOR API γ gas 
(%) (%) (ft) (md) (psi) 
(°F) (BY/BF) 
(Scf/bbl
) 
° (aire=1) 
ATACAPI 
"U" Superior 15 30 15 250 3942 205 1,338 442 31,0 1,078 
"U" Inferior 17 35 35 500 4012 208 1,231 326 29,0 1,088 
"T" Superior 13 42 65 500 3970 209 1,250 355 31,4 1,409 
"T" Inferior 14 32 65 800 3970 210 1,214 404 34,0 1,410 
FRONTERA 
"U" Inferior 17.6 24.6 25 644 3762 220 1,120 225 34,2 1,440 
"T" 15.8 27.1 20 223 3777 221 1,110 179 34,7 1,430 
LIBERTADO
R 
Basal Tena 15.7 21.5 15 110 3100 205 1,170 70 20,0 1,350 
"U" Superior 14.5 33.2 14 115 3800 232 1,263 270 27,0 1,420 
"U" Inferior 16.8 16.8 33 310 3800 217 1,224 284 27,8 1,220 
"T" 14 14 40 100 3900 216 1,266 383 29,9 1,620 
TAPI-
TETETE 
"U" Inferior 15.6 20 18 400 3750 217 1,366 420 29,0 1,650 
"T" 13.7 25 14 700 3810 213 1,120 300 28,5 1,540 
PICHINCHA 
"U" Inferior 17 27 39 1924 3171 235 1,236 431 28,0 1,558 
"T" 12 46,5 43 400 3823 180 1,262 360 31,0 1,497 
 
Cuadro N°2: Parámetros petrofísicos y PVT de las arenas y de los fluidos de los campos del Área del Libertador. 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez. 
Fuente: Petroamazonas EP.(Marzo 2012) 
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CAMPO LIBERTADOR 
YACIMIENTO 
BASAL 
TENA 
U 
SUPERIOR 
U 
INFERIOR  
T 
Presión inicial, Psi 3100 3800 3800 3900 
Presión saturación, Psi 360 926 1240 1475 
Presión actual, Psi 2130 2495 2700 3080 
Gravedad, API 20 27 27,8 29,91 
RGP, pcn/bn 70 270 284 383 
Boi, by/bn 1,1700 1,263 1,224 1,266 
Factor de recobro, % 15 25 41 31 
Permeabilidad, md 200-400 150-200 50-1500 100-2500 
Viscosidad petróleo, cp 15 1.396 1,402 2,218 
Temperatura formación, °F 205 232 217 216 
Rw @ temperatura formación 0,08 0,03 0,04 0,16 
Salinidad cloruro de sodio 25000 60000 45000 16000 
 
Cuadro N°3: Datos PVT Campo Libertador 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez. 
Fuente: Petroamazonas EP. (Marzo 2012) 
 
ANÁLISIS DEL CAMPO LIBERTADOR 
Historial de producción 
 
En el Área Libertador se encuentran los campos Shuara, Pichincha, Secoya, 
Shushuqui, Atacapi, Tapi, Tetete, Frontera, cuenta con 81 pozos de producción de 
los cuales: 22 son Bombeo hidráulico, 55 Bombeo eléctrico sumergible y 1 con 
Bombeo mecánico; produce 18008 BPPD, 71871  BAPD, 89879 BFPD con un 
BSW promedio de 79.24%, es el área de mayor problemas de manejo de agua en 
subsuelo de los reservorios como en la infraestructura de superficie, existe un 
total de 186 pozos perforados entre reinyectores y productores. En el (cuadro 
N°4) se presenta el potencial del Área de Libertador.
5 
 
5
Departamento de producción del Área Libertador. Marzo 2012 
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Área Estación 
Producción Producción Fluido 
BSW Actual Oil Actual Water Producido 
(BPPD) (BAPD) (BFPD) 
LIBERTADOR 
ARAZA 80,2 1.924,80 2.005,00 96 
PICHINCHA 3.173,32 19.175,68 22.349,00 85,8 
TAPI 433,46 3.183,54 3.617,00 88,02 
SHUARA 1.522,04 9.124,96 10.647,00 85,7 
ATACAPI 4.460,63 6.067,37 10.528,00 57,63 
SECOYA 3.987,34 19.201,66 23.189,00 82,81 
TETETE 1.254,05 9.811,95 11.066,00 88,67 
FRONTERA 501,43 3.441,57 3.943,00 87,2 
SHUSHUQUI 2.581,50 5.125,50 7.707,00 66,5 
LIBERTADOR 17.993,97 77.057,03 95.051,00 81,07 
 
Cuadro N°4: Potencial del Área Libertador 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez. 
Fuente: Petroamazonas EP. (Marzo 2012) 
 
RECUPERACIÓN MEJORADA DE PETRÓLEO 
 
En el proceso de explotación de un yacimiento de petróleo ocurre básicamente en 
tres etapas de la vida del mismo. En la primera etapa, haciendo uso de su propia 
energía, el petróleo se drena naturalmente hacia los pozos con el efecto del 
gradiente de presión que existe entre el fondo de los pozos y el yacimiento, con 
ello se logra extraer un porcentaje muy pequeño de petróleo original en sitio 
(POES); dependiendo del mecanismo de empuje y mecanismo de producción y el 
factor de recobro puede variar entre un 10 a 40%.  
 
Este porcentaje de recobro se puede mejorar energizando el yacimiento a través 
de inyección de agua o gas inmiscible, lo cual se conoce como recuperación 
secundaria, con estos procesos se puede aumentar el recobro hasta el 50% del 
POES, estos métodos son procesos que incrementan económicamente el recobro 
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de hidrocarburos, mediante la inyección de fluidos o energía al yacimiento; estos 
procesos de recuperación adicional se clasifican en cuatro categorías recuperación 
térmica, inyección de gases miscibles e inmiscibles, inyección de compuestos 
químicos. El factor de recuperación mejorada está en un rango que va desde un 8 
a 15%, dependiendo de las características de los fluidos desplazantes y 
desplazados, de las características de la roca y de la tecnología de recuperación 
que se aplique. La elección del método no es arbitraria, depende de los siguientes 
factores: 
5 
 Características del petróleo.  
 Características del reservorio. 
 Profundidad del yacimiento.  
 Espesor saturado de petróleo.  
 Presión del yacimiento.  
  Saturación de agua.  
LA INYECCIÓN DE AGUA COMO MÉTODO DE RECUPERACIÓN 
SECUNDARIA 
 
Historia  
 
La práctica de este método ha ido creciendo desde 1885, año en el cual por 
accidente fue descubierto en el campo Bradford, cuando en algunos pozos que 
fueron abandonados, el agua de las arenas poco profundas corroyó los casings, 
abriéndose camino a través de estos e introduciéndose en el intervalo productor, 
que luego de algunos años se reflejaría en el incremento de producción de pozos 
aledaños.  
 
 
 
 
5
Principals of Enhanced Oil Recovery, Dr. Tarek Ahmed, (2011). 
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La inyección de agua es el método de inyección de fluidos que más ha 
predominado a lo largo del tiempo en los procesos de recuperación secundaria. 
Ha permitido a muchos países productores de petróleo incrementar el nivel de 
producción de sus campos así como sus reservas. Las ventajas son claras sobre 
otros sistemas de recuperación secundaria, ya que:  
 
 El agua es un fluido abundante en la naturaleza  
 La gran carga hidrostática del agua facilita el proceso de inyección  
 El agua es relativamente fácil de inyectar  
 El agua se desplaza con gran facilidad a través del yacimiento  
 La tecnología existente hace de este, un proceso viable  
 La eficiencia de este proceso hace que el porcentaje de recuperación sea 
alto  
 La inyección envuelve inversiones de capital con bajos costos de 
operación y tiene favorable economía  
 
Propiedades del reservorio y del fluido  
 
Para poder entender el mecanismo de la inyección de agua se debe conocer las 
propiedades del reservorio tales como: porosidad, permeabilidad, distribución del 
tamaño de los poros y área de su superficie, además las propiedades combinadas 
de la roca y fluidos tales como: permeabilidad relativa, capilaridad.  
 
Porosidad (ϕ) 
 
Es una de las propiedades más importantes para el ingeniero en yacimientos ya 
que representa la capacidad que tiene la roca para almacenar un fluido. Esta 
propiedad permite establecer las reservas de petróleo, que son de gran 
importancia en los proyectos de recuperación secundaria.  
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Mojabilidad 
 
Está definida como la preferencia que tiene un fluido determinado a adherirse o 
extenderse sobre la superficie de la roca reservorio, en presencia de otros fluidos 
inmiscibles. A partir de esta propiedad en el campo petrolífero las rocas pueden 
ser clasificadas en dos grupos: 
 
 Rocas Oleófilas, aquellas mojadas por el hidrocarburo 
 Rocas Hidrófilas, que son mojadas por el agua  
 
El yacimiento que tiene una roca hidrófila favorece al implemento de un sistema 
de recuperación secundaria por inyección de agua. Esto se debe a que la 
recuperación de petróleo por inyección de agua depende de las eficiencias de 
desplazamiento y volumétrica, se ha comprobado que para las mismas 
viscosidades de aceite y agua, la relación de movilidad y por lo tanto la eficiencia 
volumétrica de barrido es más favorable en una roca mojada por agua que por 
aceite.  
 
La forma de identificar si una roca es oleófila o hidrófila es por medio del ángulo 
de contacto entre el fluido y la roca. Como se puede observar en el grafico Nº 3, 
para ángulos de contacto θ menores a 90 grados indican condiciones de 
mojabilidad preferentemente por agua, mientras que contactos mayores de 90 
grados, indican condiciones de mojabilidad preferentemente por aceite. 
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Gráfico Nº 3: Mojabilidad de un sistema agua – petróleo – roca 
Fuente: Aspectos de Ingeniería de la inyección de agua, Forrest F. Craig, Jr.  
 
En el cuadro Nº 5  se muestra algunas características del flujo debido a la 
humectabilidad de la roca.  
 
 
Cuadro Nº 5: Características del flujo debido a la humectabilidad de la roca 
Fuente: Aspectos de Ingeniería de la Inyección de Agua, Forrest F. Craig, Jr.  
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Permeabilidad (k) 
 
Esta propiedad es una de las características esenciales que se debe conocer ya que 
representa la capacidad de la roca para permitir el paso de un fluido a través de 
ella cuando se encuentra sometida a un determinado diferencial de presión.  
Se podría afirmar que otras variables que afectan la eficiencia de barrido son 
secundarias comparadas con los efectos que esta propiedad puede ocasionar en 
proyectos de recuperación secundaria.  
 
Permeabilidad Relativa 
Es un indicativo de la capacidad de la roca reservorio, para permitir el paso de un 
fluido a través de ella en presencia de otros fluidos. La permeabilidad relativa es 
uno de los conceptos más útiles para evaluar el comportamiento del yacimiento 
que opera con cualquier tipo de empuje natural o artificial.  
 
Por ello, las variaciones de permeabilidad para un campo dado o para pozos 
individuales, juega un papel importante al determinar las cantidades de agua 
necesaria en las operaciones de inyección de agua.  
 
Si hay amplias diferencias de permeabilidad entre estratos individuales de un 
horizonte productor, el agua inyectada aparecerá primero en los pozos 
productores del estrato de mayor permeabilidad y luego en orden decreciente.  
 
En su valor se ven reflejadas algunas características del reservorio como:  
 La geometría de los poros  
 La mojabilidad  
 La distribución de los fluidos 
 El historial de saturación  
 
Es importante tener en cuenta que al ser el valor de la permeabilidad relativa 
función de varios parámetros del reservorio, en especial el de la mojabilidad, de la 
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construcción de las curvas de permeabilidad relativa se puede obtener las curvas 
de flujo fraccional que son indispensables en el proceso de predicción del 
comportamiento de un proyecto de recuperación secundaria.  
 
En el grafico Nº4 a continuación se muestra un ejemplo de las curvas de 
permeabilidad relativa.  
 
 
Gráfico Nº4: Curva de permeabilidad relativa 
Fuente: Internet, ww.uclm.es  
 
Saturación 
 
La cantidad de agua a ser inyectada para producir ciertas cantidades de petróleo es 
un factor muy importante para el éxito de un proyecto de inyección de agua. Esta 
cantidad de agua depende de la saturación de los fluidos al inicio y varía 
conforme pasa el tiempo del proyecto. Generalmente, un reservorio con una 
saturación de agua alta no puede ser sometido a inyecciones de agua ya que la 
relación agua inyectada-petróleo sería muy alto.  
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Viscosidad (u) 
 
Esta propiedad del fluido es muy importante ya que la tasa de flujo es 
inversamente proporcional a la viscosidad. Está definida como la oposición al 
movimiento que tienen algunas partículas de un fluido con respecto de otras 
cuando el fluido es sometido a una fuerza, se lo puede denominar como el factor 
de fricción interno de cada fluido.  
Esta propiedad se encuentra afectada por factores como:  
 
 Temperatura  
 Presión  
 El gas en solución  
  Tamaño de las moléculas  
 
Se ha observado que cuando aumenta la viscosidad del petróleo se obtiene una 
saturación de agua inferior en la fase inicial del proyecto así como también una 
aproximación gradual a la saturación residual durante la fase subordinada.  
Movilidad 
 
Se define como la relación entre la permeabilidad efectiva de la roca a un fluido y 
la viscosidad de ese fluido.  
          
             
          
 
          
 
 
 
 
De este concepto se desprende lo que denominaremos como relación de 
movilidad.  
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Relación de Movilidad  
 
Es muy importante en recuperación secundaria ya que influye en la selección del 
modelo de inyección de agua más apropiado. Se lo puede definir como la relación 
entre la movilidad del fluido desplazante, d, con respecto a la movilidad del 
petróleo. Para nuestro estudio el fluido desplazante será el agua. 
  
  
  
  
  
 
     
     
 
Una medida de la inyectividad del pozo con relación a su productividad esta dada 
por la relación de movilidad. Para una relación de movilidad mayor que la unidad, 
no favorable, la capacidad de inyección del pozo inyector supera la productividad 
de fluido de un pozo productor después de la ruptura; por lo que para equilibrar la 
productividad de fluido esperada con la inyección de agua, un arreglo de pozos 
donde el número de pozos productores sea mayor que el de inyectores es lo 
apropiado. Para una relación de movilidad menor que la unidad un arreglo inverso 
es el indicado. 
Imbibición y Drenaje 
 
Son términos muy importantes ya que indican el sentido en el cual la saturación 
varía y por lo tanto permiten conocer la distribución de la fase que moja o de la 
que no moja dentro de los espacios porosos.  
La inyección de agua en una roca de mojabilidad preferente al agua es un proceso 
de imbibición y la inyección en una roca preferente al petróleo es un proceso de 
drenaje 
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Imbibición  
Es un proceso espontáneo donde la fase mojante desplaza a la fase no-mojante, 
aquí no se requiere la aplicación de fuerzas externas en el sistema reservorio-
fluidos. La saturación del fluido que moja se incrementa.  
Drenaje  
Mecanismo por el cual la fase no-mojante desplaza a la fase mojante. Es un 
proceso forzado, contrario a la imbibición, pues las fuerzas capilares tienden a 
retener la fase mojante dentro de la estructura capilar en el reservorio. La 
saturación del fluido que moja la roca se reduce.  
Presión capilar 
 
Se la define como el diferencial de presión existente entre la interfase de dos 
fluidos inmiscibles, donde uno de ellos moja la superficie de la roca reservorio de 
una forma predominante con respecto al otro.  
Este concepto se lo expresa como la diferencia entre la presión del fluido no 
mojante y la presión del fluido mojante. 
Pc= P no mojante – P mojante 
Pc= Po-Pw 
Entre las características de las fuerzas capilares tenemos:  
 Mientras más mojante sea la fase de mayor densidad, mayor será la 
diferencia de presión, a través de la interfase para un capilar de un tamaño 
definido  
 Cuando las características de humectabilidad se mantiene constantes 
mayor será la presión capilar si el diámetro del capilar disminuye, ya que 
la presión capilar es inversamente proporcional al radio del capilar  
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 La fase que moja el capilar tendrá siempre la presión menor. En nuestro 
estudio se tiene un sistema petróleo-agua con la roca mojada 
predominantemente por agua como se observa en el grafico Nº 5 
 
 
Gráfico Nº 5: Ascenso Capilar de la interfase agua- petróleo 
Fuente: Internet, www.inlab.com.ar.  
 
El estudio de la presión capilar es muy importante en recuperación secundaria 
debido a:  
 
 Permite conocer la distribución de los fluidos en el yacimiento  
 Permite conocer el movimiento de los fluidos a través del yacimiento 
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Descripción del reservorio 
 
La descripción del reservorio es la base para diseñar, operar y evaluar un proyecto 
de inyección de agua para recuperación secundaria. Aquí se determina (en gran 
parte) la selección de un plan de inyección y el modelo para estimar el 
comportamiento del proyecto. Es importante recordar que la descripción del 
reservorio es un proceso interactivo. Cada paso requiere participación entre 
geólogos, geofísicos e ingenieros de campo. Esta interacción permite comparar 
asunciones geológicas e interpretaciones que serán comparadas con el 
comportamiento actual del reservorio como es documentado por la historia de 
producción y pruebas de presión y provee de un medio de vigilancia de las 
propiedades físicas usadas en los simuladores (porosidad, permeabilidad, 
espesores, zonas y saturación de fluidos) para asegurar que son consistentes con 
las interpretaciones geológicas.  
 
El diseño de un proceso de recuperación primaria o mejorada generalmente se 
basa en un modelo geológico del reservorio dado. Para procesos de 
desplazamiento como la inyección de agua la eficiencia de barrido volumétrico 
depende en determinar cuál es el volumen posible. El flujo depende de conocer (o 
asumir) como los espacios porosos están conectados entre un pozo inyector y un 
pozo productor, así como dentro del reservorio. La descripción del reservorio es 
generalmente un modelo geológico que describe la distribución espacial de las 
propiedades del fluido y de las rocas y de las saturaciones de las rocas reservorio 
y no-reservorio en el intervalo neto así como la extensión del área del medio 
poroso.  
 
Heterogeneidades del reservorio 
 
La heterogeneidad del yacimiento es dependiente del ambiente deposicional y 
eventos subsecuentes, de acuerdo a la naturaleza de los sedimentos involucrados. 
En reservorios de arena, el comportamiento de las propiedades de la roca 
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(porosidad y permeabilidad) depende de la naturaleza de los sedimentos, en el 
ambiente deposicional y la subsiguiente compactación y/o cementación. El 
comportamiento de las propiedades de las rocas en carbonatos puede ser similar a 
la arena, de acuerdo a su desarrollo como resultado de la solución, 
dolomitización, etc. Además fracturación y fallas podrían ocurrir en ambos tipos 
de rocas, lo que conduce a heterogeneidades más complejas. Todas estas 
heterogeneidades afectan en el diseño, implementación y comportamiento de los 
proyectos de inyección de agua. 
 
Las heterogeneidades areales y verticales son determinadas por una combinación 
de análisis geológicos de rocas y fluidos, registros y núcleos, de pruebas de pozos 
y del comportamiento de la producción e inyección. La presencia y dirección de 
las fracturas afecta de manera crítica el comportamiento del flujo de agua, de allí 
que su caracterización es absolutamente necesaria en la vida temprana del 
reservorio preferiblemente durante la producción primaria.
6 
 
RECUPERACIÓN SECUNDARIA POR INYECCIÓN DE AGUA 
 
Es el proceso aplicado, después de la recuperación primaria, mediante el cual se 
inyecta un fluido, agua, con el fin de mantener la presión en el reservorio e 
incrementar el factor de recobro secundario lo que significa una recuperación 
adicional de reservas.  
 
 
 
 
 
 
6
ANGEL A., A. MACÍAS; “Análisis del sistema de recuperación secundaria por 
inyección de agua en el campo Sacha” Octubre 2005. 
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Entre los principales objetivos de la implementación de un mecanismo de 
recuperación secundaria tenemos:  
 
 Incrementar la recuperación de petróleo por sobre la que se obtiene 
mediante los mecanismos naturales, debido a cualquiera de las siguientes 
condiciones:  
 Incremento del volumen recuperable del yacimiento  
 Recuperación de una parte de la saturación residual de petróleo  
 Aumento del volumen de petróleo móvil en condiciones de superficie  
 Mejora de las eficiencias del desplazamiento  
 Acelerar la recuperación de petróleo, por la implementación de energía 
adicional de movilización, desplazamiento y producción requeridos.  
 
Teoría de desplazamiento  
 
Se define como desplazamiento, el mecanismo mediante el cual un fluido 
desplaza a otro ocupando su lugar en el espacio poroso del reservorio.  
En este proceso los fluidos involucrados se dividen en dos grupos: Fluido 
desplazante (agua) y fluido desplazado (petróleo). Existen dos tipos de 
desplazamientos:  
 
 Tipo pistón  
 Tipo pistón con fugas  
 
Desplazamiento tipo pistón  
 
Este tipo desplazamiento es irreal ya que considera un barrido completo, de tal 
forma que el fluido desplazado es totalmente reemplazado por el fluido 
desplazante, mientras el frente que separa a los dos fluidos avanza hacia el pozo 
productor.  
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Desplazamiento tipo pistón con fugas  
 
Este tipo de desplazamiento es más real ya que considera un barrido incompleto 
del frente de desplazamiento, lo que significa que existirá un remanente del fluido 
desplazado detrás del frente, esto ocurre por las características irregulares de la 
roca reservorio. Este proceso se da en dos etapas:  
 
 Etapa inicial  
 
Consiste en el lapso desde el inicio de la inyección hasta que el frente alcance 
el pozo productor (ruptura). La producción en esta etapa se da por empuje y 
será la mayor.  
 
 Etapa subordinada  
 
Empieza desde la ruptura y termina hasta el límite económico del proyecto. La 
producción en esta etapa se da por arrastre y disminuye considerablemente 
con respecto a la etapa inicial ya que se produce también fluido desplazante.  
Para el análisis de este tipo de desplazamiento es importante considerar los 
siguientes aspectos:  
 
 Las variables que intervienen en este proceso son: 
o Porosidad  
o Viscosidad de los fluidos  
o Permeabilidad relativa a cada fluido  
o Saturación de agua inicial  
o Saturación de petróleo inicial  
 Distribución de la saturación en función del tiempo  
 
 
 
 
37 
 
Modelos de inyección  
 
Un Modelo de Inyección se define según la geometría existente entre los pozos 
perforados en yacimientos desarrollados, sin embargo un buen modelo de 
inyección de agua debería cumplir los siguientes criterios:  
 Suministrar una rata de producción de petróleo deseada  
 Suministrar suficiente capacidad de inyección de agua para producir la 
rata de producción de petróleo deseada  
 Maximizar el recobro de petróleo con una mínima rata de producción de 
agua  
 Tomar ventaja de las heterogeneidades del reservorio tales como; 
fracturas, tendencias de permeabilidad, inclinación, etc.  
 Ser compatible con el modelo de pozo existente y requerir un mínimo de 
nuevos pozos  
 Ser compatible con operaciones de inyección de otras operadoras en zonas 
adyacentes  
 
El Modelo o Arreglo de los pozos puede tener una forma geométrica o irregular:  
 
 Arreglos Geométricos. Los pozos de producción e inyección se encuentran 
colocados de tal manera que se asemejan a ciertas formas geométricas 
conocidas. La mayoría de los estudios realizados se han dedicado a este 
tipo de arreglos, a través de modelos o con las matemáticas aplicadas.  
 
 Arreglos Irregulares. Los pozos de producción e inyección están 
colocados en forma desordenada; son casos particulares que necesitan 
análisis especiales.  
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Inyección Periférica o Externa  
 
La inyección periférica consiste en inyectar agua fuera de la zona de petróleo, en 
los flancos del yacimiento, el agua se inyecta en el acuífero cerca del contacto 
agua petróleo, por lo que los pozos inyectores se localizan en el límite externo del 
yacimiento y el petróleo es desplazado hacia el interior del yacimiento.  
 
Esta inyección se la utiliza cuando no se posee una buena descripción del 
yacimiento o la estructura del mismo para iniciar el proceso de invasión con agua 
por los flancos. No requiere de pozos adicionales, ya que se pueden usar pozos 
productores viejos y convertirlos a inyectores, esto hace que disminuya la 
inversión en áreas donde se tienen pozos perforados en forma irregular o donde el 
espaciamiento de los pozos es grande. 
 
 
 
Gráfico Nº 6: Inyección de agua externa o periférica 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de 
Ferrer, (2001), Venezuela 
 
Los inconvenientes de este tipo de inyección es que una porción del agua que se 
inyecta no se utiliza para desplazar el petróleo. No es posible lograr un 
seguimiento detallado del frente de invasión, como se logra en la inyección de 
agua en arreglos. 
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Algunos yacimientos, no son capaces de mantener la presión de la parte central 
del yacimiento y es necesario hacer una inyección en arreglos en esa parte del 
yacimiento. El proceso de invasión y desplazamiento es lento, por lo que la 
recuperación de la inversión es a largo plazo, y un considerable costo de 
inyección de agua antes que responda a la inyección de agua, esto es crítico 
debido a que se necesita un rápido retorno de la inversión.  
 
Inyección en arreglos o dispersa  
 
La inyección en arreglos consiste en inyectar el agua dentro de la zona de 
petróleo. El agua invade esta zona y desplaza los fluidos del volumen invadido 
hacia los pozos productores. Este tipo de inyección se la conoce también como 
inyección de agua interna, debido a que el fluido se inyecta en la zona de petróleo 
a través de un número importante de pozos inyectores que forman un arreglo 
geométrico con los pozos productores. 
 
 
 
Gráfico Nº 7: Inyección por arreglos 
Fuente: Inyección de agua y gas de yacimientos petrolíferos, Magdalena Paris de 
Ferrer, (2001), Venezuela 
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La selección del arreglo depende de la estructura y límites del yacimiento, de la 
continuidad de las arenas, de la permeabilidad, porosidad, número y posición de 
los pozos existentes. La inyección por arreglos se emplea en yacimientos con 
poco buzamiento y gran extensión areal.  
 
Para obtener un barrido uniforme, los pozos inyectores se distribuyen entre los 
pozos productores, por lo tanto los pozos productores se convierten en inyectores, 
o se pueden perforar pozos inyectores interespaciados en estos casos es 
importante obtener una distribución uniforme de los pozos. 
Para que la inyección de agua pueda aplicarse como método de recuperación de 
petróleo se debe tener en cuenta varios requerimientos en las propiedades del 
fluido como las características del reservorio. El problema más común que se 
tiene con este método es la corrosión en instalaciones superficiales y subsuelo.  
El agua de inyección sin los tratamientos adecuados produce canalización y 
taponamiento de la formación.
7 
 
 
 
 
 
 
 
 
7
 Magdalena Paris de Ferrer, (2001), “Inyección de agua y gas de yacimientos 
petrolíferos”. Segunda Edición, Maracaibo, Venezuela 
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SISTEMA DE TRATAMIENTO DE INYECCIÓN DE AGUA 
 
La producción de agua es inherente a la producción de petróleo, y el área del 
Libertador no está exenta de esto, por estar conformado por campos maduros, ha 
significado la reducción de los caudales diarios de petróleo y aumento de agua, 
como consecuencia un incremento de BSW. 
 
Debido a la alta producción de agua es importante tener un manejo adecuado del 
fluido durante todo el proceso desde su obtención en los pozos productores hasta 
su inyección. 
 
A continuación en el (Gráfico N° 8), procedemos a describir una Planta Piloto de 
Inyección de Agua, lo que quiere decir que el agua luego de ser separada del 
crudo, es inyectada sin entrar en contacto con el medio ambiente. 
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Grafico N°8: Plan Piloto de Inyección de Agua. 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez. 
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El sistema de tratamiento del agua de producción básicamente consiste en: 1) 
separación del hidrocarburo  aplicando el concepto de diferencia de densidades 
entre el petróleo y agua. Para el efecto se utilizan (separadores trifásicos). En 
algunas estaciones existen intercambiadores de calor que ayudan a la separación 
del agua y del petróleo sea más eficiente. Posteriormente, se le añade al agua un 
agente químico desmulsificante, con la finalidad de romper la emulsión formada 
entre el agua y el hidrocarburo líquido residual. El agua obtenida del proceso 
anterior es direccionada hacia la bota de gas y el wash tank (tanque de lavado) 
donde se logra separar la nata de aceite restante del agua y así obtener agua con 
bajos niveles de concentración de aceites (para los fines menor al 1%). 
En estas condiciones es que se tomará el agua para inyectarla al subsuelo, en 
algunos casos luego del wash tank se envía a un tanque de reposo. 
 
Equipos que se utilizan en el proceso de separación 
 
El petróleo una vez extraído del pozo, es conducido a través de líneas de flujo 
desde el cabezal hacia el múltiple o manifold. Los fluido petróleo, agua y gas, se 
derivan al, tren de separadores. 
 
Separadores 
 
También conocidos como Free Water Knock Out, son recipientes cerrados que 
trabajan a presión y tienen como objeto separar los fluidos de los pozos en sus 
componentes gasíferos y líquidos. En los campos del área del Libertador se usan 
separadores trifásicos. Los separadores trifásicos separan los fluidos del pozo en 
petróleo, gas y agua. El gas es descargado por el tope del recipiente, el petróleo 
por la mitad y el agua por abajo. 
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Gráfico N°9: Separador Trifásico 
Fuente: internet 
 
Los separadores se dividen en dos tipos, los separadores de prueba que sirven 
como su nombre lo indica para realizar las pruebas de producción de un pozo en 
particular  y los separadores de producción que son los que manejan la mayor 
parte de los fluidos, los que una vez separados se direccionan hacia cada uno de 
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los trenes de petróleo, agua y gas. En este caso el agua es direccionada al sistema 
de inyección de agua. 
 
Intercambiador de calor 
 
El objetivo es elevar la temperatura del crudo con el fin de reducir su viscosidad y 
mejorar la separación del petróleo  emulsionado con el agua, tanto para el 
separador de producción como para el deshidratador. El fluido utilizado es aceite 
térmico el que ingresa con una temperatura de 260 a 265 °F y a una presión de 35 
- 38 PSI y sale con una temperatura de 200 - 205 °F y a una presión de 30 a 35 
PSI. 
 
 
Gráfico N°10: Intercambiador de calor 
Fuente: internet 
 
Bota de gas 
 
Está formada de dos cilindros verticales concéntricos, y sirve para eliminar una 
cantidad adicional de gas que todavía permanece en solución en el fluido. Actúa 
como un separador vertical. La bota es construida con planchas de 5/16” de 
espesor, el piso ½” de espesor, la entrada de crudo es tangencial que se dirige 30 
grados hacia abajo, lo cual permite que el crudo se revolucione y forme remolinos 
al chocar con las paredes, el crudo luego es direccionado hacia el wash tank. 
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Gráfico N°11: Bota de gas 
Fuente: Internet 
Tanques 
 
 De lavado (Wash Tank): Es un tanque que trabaja con presión 
atmosférica. Recibe el petróleo desde la bota gas, esta se considera la 
última etapa de separación, aquí se separa el agua del petróleo por 
decantación, permitir que el agua por densidad ocupe la parte baja del 
tanque, formando un colchón de agua de 8 pies. Luego el agua separada es 
enviada al sistema de inyección de agua o en ocasiones a un tanque de 
reposo.   
 
 De reposo: recibe el petróleo con BSW máximo de 1%, la configuración 
del techo y los accesorios es similar al tanque de lavado. Existe en algunas 
de las 77 estaciones de producción una bota de gas en la entrada de este 
tanque, por donde se recibe la producción de los pozos que tiene BSW < 
1%, directamente del separador de producción, para disminuir este 
petróleo en el tanque de lavado y generar un tiempo de residencia mayor. 
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Descripción del proceso  de inyección de agua 
 
Luego del tanque de reposo el agua es enviada mediante bombas booster hacia el 
sistema de alta presión. El agua llega al sistema de alta presión a 150 psi, 
mediante un acumulador se estabiliza la presión (Ps) entre 80 y 100 psi para así 
evitar daños a los equipos por diferenciales de presión ya que se necesita presión 
constante, luego pasa a las bombas centrifugas que aumentarán la presión (Pd) del 
agua a valores superiores a los 1500 psi dependiendo de la formación a la cual se 
va a inyectar, el funcionamiento del sistema de alta presión es automatizado. A 
valores muy bajos de presión de succión (Ps) o muy altos de presión de descarga 
(Pd) se apagan los equipos. 
 
Descripción de los equipos de inyección de agua 
 
Bombas de succión booster 
 
Son las que reciben el agua desde los tanques y se encargan de elevar la presión 
para entregar al acumulador. 
 
Bomba centrifuga horizontal 
 
Una bomba centrífuga consta esencialmente de uno o más rodetes provistos de 
álabes, montados sobre un árbol giratorio y cerrado en el interior de una cámara 
de presión denominada housing de la bomba. 
 
El agua ingresa por el centro u ojo del rodete y es arrastrada por los álabes y 
lanzada en dirección radial. Esta aceleración produce un apreciable aumento de 
energía cinética y de presión. A la salida, el movimiento del fluido tiene 
componentes radial y transversal. Para que no haya una pérdida notable de 
energía, y por tanto de rendimiento, es esencial transformar la mayor cantidad de 
energía cinemática en presión. La bomba centrífuga horizontal es la más usada, 
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cuesta menos, es fácil de instalar y es más accesible para su inspección y 
mantenimiento. Partes de la bomba centrifuga horizontal: 
 
 MOTOR 
 ACOPLE ENTRE MOTOR – CAMARA DE EMPUJE 
 CAMARA DE EMPUJE 
 CAMARA DE SUCCION 
 BOMBA 
  ARRACADOR 
 SKID 
 CABEZA DE DESCARGA 
 
Sensores 
 
Son dispositivos que están capacitados para detectar acciones o estímulos 
externos y responder en consecuencia. Estos aparatos pueden transformar las 
magnitudes físicas o químicas en magnitudes eléctricas. 
 
Sensores del sistema de alta presión: 
 
- SUCCIÓN: esta variable es importante controlarla para evitar daños por 
variaciones de presión. 
 
- VIBRACIÓN: se debe tener en cuenta esta variable para evitar problemas en el 
motor de la bomba. 
 
- DESCARGA: se debe controlar esta variable para estar al tanto del buen 
funcionamiento de la bomba. 
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Gráfico N°12: Bomba centrifuga horizontal 
Fuente: internet 
 
Accesorios 
 
- TUBERIAS: La tubería usada en el sistema de inyección de agua debe de 
soportar grandes presiones y diferentes tipos de flujo: uniforme, permanente, 
variado, etc. Y diferentes regímenes: laminar, turbulento, de transición. El 
material de la línea debe ser resistente a la degradación por corrosión, ya que 
este es el principal agente destructivo de los equipos. Todo equipo metálico 
sin la debida protección y en un medio que propicie el intercambio de 
electrones es susceptible a corroerse. Existen cuatro métodos comúnmente 
empleados para controlar la corrosión en tuberías, estos son recubrimientos 
protectores y revestimientos, protección catódica, selección de materiales e 
inhibidores de corrosión. 
 
- BRIDAS: Son elementos de juntura que permiten acoplar o unir tubería, en 
este caso para unir los housing donde están contenidas las etapas de la bomba 
centrifuga. 
 
 
-  VÁLVULAS: Sirven para detener o regular la circulación de líquidos o gases 
mediante una pieza movible que abre, cierra u obstruye en forma parcial uno o 
más orificios o conductos. Las válvulas son unos de los instrumentos de 
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control más esenciales en la industria. Las válvulas usadas en el sistema de 
alta presión son: 
 
 De compuerta: son construidas en su cuerpo de latón, bronce, hierro, 
acero fundido. En su interior normalmente son de bronce, acero 
inoxidable, acero aleado, monel, cromo, estelita o molibdeno. 
 
 
 
Gráfico N°13: Válvula de Compuerta                 
 Fuente: Internet 
 
 Check: se usa como medida de seguridad para evitar que el flujo 
retroceda en la tubería o en este caso el agua regrese a la bomba de alta 
presión. 
 
 
Gráfico N°14: Válvulas Check 
Fuente: Internet 
 
 Mariposa: se la coloca antes y después del acumulador ya que aquí las 
presiones son relativamente bajas antes de ingresar el fluido al sistema 
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de alta presión, son válvulas de control muy eficientes ya que la 
velocidad de la corriente en el flujo no se pierde, porque el fluido 
circula en forma aerodinámica alrededor del disco. 
 
 
 
Gráfico N°15: Válvula de Mariposa 
Fuente: Internet 
 
 BOMBAS DE INYECCIÓN DE QUÍMICOS: Los químicos son 
inyectados con dos bombas booster de 0,5 HP. Los químicos son 
inyectados antes del acumulador y antes del pozo. 
 
 
               
Gráfico N°16: Bomba Booster para inyección de químicos 
Fuente: Internet 
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Cabezal de inyección 
 
Sus sistemas de válvulas tanto para la tubería de producción como para el espacio 
anular, permiten controlar el flujo de agua hacia el pozo y son útiles para la 
circulación y operaciones de reacondicionamiento. Constituyen una colección de 
válvulas, colgadores y elementos empacadores. Está formado por tres secciones: 
la sección A es la más inferior y a ella pertenece parte del casing superficial y es 
donde va sujeta la tubería de revestimiento del hueco (casing). La sección B es la 
parte intermedia es donde están ubicadas las válvulas del espacio anular. La 
sección C es la más superior y es propiamente la que se llama árbol de navidad, 
nombre que se ha generalizado para designar a todo el cabezal o complemento de 
las tres secciones. En esta parte C se encuentra la válvula máster del pozo con la 
que se puede abrir o cerrar y las válvulas laterales de inyección.
8 
 
 
     
 
Gráfico N°17: Cabezal de inyección de agua 
Fuente: Internet 
 
8 
Departamento de producción del Área Libertador. Marzo 2012 
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SELECCIÓN DEL PLAN DE INYECCIÓN DE AGUA 
 
La selección del plan de inyección de agua está determinada por factores que son 
a menudo únicos para cada reservorio. En algunos reservorios, la inyección de 
agua puede estar hecha con pozos límite para formar una inyección periférica. A 
esto se le conoce como mantenimiento de presión, cuando la inyección de agua 
evita la declinación de la energía del reservorio que proviene del gas en solución 
o de un acuífero de fondo o lateral. 
  
El mantenimiento de presión a menudo empieza mientras el reservorio está 
todavía bajo operación primaria para mantener tazas de producción máxima. El 
patrón de inyección, una alternativa para mantener la presión, puede ser 
seleccionada debido a que las propiedades del reservorio no permitirán la 
inyección a través de pozos limite a tasas de inyección deseadas.  
 
En los patrones de inundamiento la inyección y las tazas de producción son 
determinadas por el espaciamiento de pozos así como las propiedades del 
reservorio. La selección del posible patrón de inyección depende en la existencia 
de pozos que generalmente dejaron de ser usados por cuestiones económicas (alto 
corte de agua).  
 
La selección del patrón está en relación con la localización de pozos en 
producción. Muchos campos son desarrollados por producción primaria con un 
espaciamiento uniforme de pozos. Algunos factores controlan el arreglo de 
inyección, entre los principales están: economía, características del reservorio, 
forma estructural del reservorio, tendencias de permeabilidad, pozos existentes, 
extensión de campo. 
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Manejo de volúmenes de inyección de agua de formación con un amplio 
rango de tasas 
 
Brinda eficiencia a sus sistemas de inyección de agua. Utiliza una única sarta de 
tubería de producción y los flexibles sistemas de inyección de agua,  para un 
rendimiento confiable en caudales de agua inyectada por día (biwpd).  
 
Agua regulada, flujo controlado y  producción mejorada. Las válvulas reguladoras 
y mandriles de bolsillo le ofrecen las tasas de inyección y la operación confiable 
que se necesita para manejar con eficiencia el rendimiento en las inyecciones de 
agua. 
 
En aplicaciones con altas tasas de inyección, se puede confiar en los exclusivos 
sistemas duales,  para tasas máximas con mínimo desgaste de la tubería de 
revestimiento. En aplicaciones con tasas bajas, los componentes estandarizados 
son intercambiables con otros productos para una conveniencia operativa y una 
mayor confiabilidad.  
 
En todo el mundo, los sistemas de inyección de agua  son útiles para aplicaciones 
de zona simple y zonas múltiples, con un rango de tamaños de tuberías de 
producción de 2-3/8 a 4-1/2 pulg. En los diversos campos petroleros, las 
terminaciones de zonas múltiples han llegado a un número de cientos o miles, con 
tasas de inyección por pozo de hasta 25.000 bwpd. En el (cuadro N°6) podemos 
observar en que países ya se ha utilizado la tecnología para el sistema de 
inyección de agua. 
 
 
 
 
55 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Cuadro N°6: Proyectos de inyección de agua en algunos países 
Fuente: Weatherford (2009) 
 
 
 
Región/Locación Tipo de Terminación 
Cantidad de 
Pozos de 
Inyección 
Tiempo 
Total de 
Servicio 
(años) 
Caudales (bwpd) Cantidad de 
Mandriles 
por Pozo 
Argentina Inyección de agua multizona 250+ 10 500 a 1.000 2,3 
Argentina Inyección de agua multizona 400+ 10 500 a 1.000 2,3 
Argentina Inyección de agua multizona y zona única 2.500+ 10 2.000 a 15.000 1,2,3,4 
EE.UU Inyección de agua multizona 10+ 10 500 a 1.000 2,3 
EE.UU Inyección de agua multizona 10+ 10 500 a 1.000 2,3 
EE.UU Inyección de agua multizona 40+ 10 2.000 a 8.000 1,2,3 
EE.UU Inyección de agua multizona 25+ 5 1.000 a 5.000 1,2 
África occidental/Angola Inyección de agua multizona 75+ 7 8.000 a 25.000 3,4 
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Los sistemas de inyección de agua se basa en una completa gama de reguladores 
de flujo inverso para mandriles estándares conectados a la tubería de producción, 
reguladores de flujo estándares para mandriles conectados al sistema de inyección 
de agua. 
 
Estos sistemas permiten manejar tasas de inyección de acuerdo a las necesidades. 
En el (cuadro N° 7) podemos observar los datos técnicos de diferentes válvulas 
reguladoras de flujo para la inyección de agua.
9
 
 
 
 
Cuadro N°7: Datos técnicos de válvulas reguladoras de flujo 
Fuente: Weatherford (2009)
 
 
 
 
 
 
 
 
9
Waterflood Injection System. Disponible en waterflood@weatherford.com 
Tipo de 
Válvula 
Número de 
Ensamble 
DE de la 
Válvula 
(pulg) 
Tasa 
Mínima de 
Inyección 
(bwpd) 
Tasa 
Máxima de 
Inyección 
(bwpd) 
Conector Serie del Mandril 
RWF-1 0110-xxx 
1.0 
200 900 BEK-2 
SF-1 WF, SM-1WF, SIFO-1 
WF, SMO-1 WF, SBRO-1 
WF 
RWF-1R 0111-xxx 60 900 BK-2 
SM-1 WF, SIFO -1, SMOR-1, 
SBRO-1 
RWF-2 0209-xxx 
1.5 
300 2700 
R, RA, RK, 
RK-2 
SF-2WF, SM-2WF,SFO-
2WF, SMO-2WF, SBRO-
2WF 
RWF-2R 0210-xxx 60 1000 RA, RK, RK-2 
SM-2, SFO-2, SMOR-2, 
SBRO-2 
RWF-2D 
0211-xxx 
500 5500 RA, RK, RK-2 SBR-2DWF, SBRO-2DWF 
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EQUIPO ESPECIAL PARA INYECCIÓN DE AGUA SELECTIVA A DOS 
O MÁS FORMACIONES 
 
Herramientas para el diseño de la completación 
 
Tubería 
 
CASING: Las tuberías de revestimiento son un tubo de diferentes diámetros, que 
son instaladas en pozos abiertos y cementado, en el lugar. Las tuberías de 
revestimiento están disponibles en configuraciones  estándar de API, con todos 
los tamaños desde 4-1/2" a 20" en grados J55, N80, L80, C90, P110 y Q125. Son 
estrictamente fabricados de acuerdo con las especificaciones 5CT, 5B y otras de 
API. Sin embargo, su resistencia a la fluencia del acero es más alta que la 
indicada en los estándares API. Además, nuestras tuberías de revestimiento 
ofrecen una alta resistencia de contacto de la rosca con buena habilidad de anti-
adherencia. 
 
Tamaño OD ID Peso Longitud 
(pulg) (pulg) (pulg) lb/ft (ft) 
5 5 4,276 18 
25-48 
5 1/2 5,5 4,778 20 
6 5/8 6,625 6,675 32 
7 7 5,92 38 
7 5/8 7,625 6,765 33,7 
8 5/8 8,625 7,775 38 
9 5/8 9,625 8,681 47 
10 3/4 10,75 10,05 40,5 
11 3/4 11,75 10,772 60 
13 3/4 13,75 12,615 54,5 
 
Cuadro N° 8: Especificaciones de la tubería de revestimiento 
Fuente: Tenaris S.A 
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TUBING: La tubería de producción es de amplia utilización en la industria del 
petróleo y de gas. La tubería de producción consiste en tubos  utilizados en pozos 
de petróleo, gas y agua para extraer el petróleo, gas y agua a la superficie. Está 
hecha de conformidad con la especificación API, las normas 5CT, 5B y otras 
normas conexas, y autorizada para usar el monograma API. Están disponibles 
para su elección todos los diámetros estándar de tubería EUE y de tubería de 
producción bimetal anti corrosión en el grado J, N, C, L, T, P.
10 
 
Tamaño OD Peso Longitud 
(pulg) (pulg) (lb/ft) (ft) 
2 3/8 2,375 4,6 
27-33 
2 7/8 2,875 6,4 
3 1/2 2,992 9,3 
4 1/2 3,958 12,7 
 
Cuadro N°9: Especificaciones de la tubería de producción 
Fuente: Tenaris S.A 
 
Packers 
 
Un packer o empacadura es una herramienta de fondo utilizada para proporcionar 
un sello entre la tubería de producción y el revestimiento de producción, a fin de 
evitar el movimiento vertical de los fluidos, desde la empacadura por el espacio 
anular, hacia arriba. 
  
Una empacadura típica contiene elementos que la fijan a las paredes del 
revestidor dándole estabilidad en el fondo de la sarta, estos elementos son 
llamados cuñas, y presentan arreglos diferentes dependiendo de los esfuerzos que 
vaya a sufrir ese packer en profundidad. Además todas las empacaduras poseen 
elementos sellantes capaces de separar secciones del casing con la tubería.  
10 
www.tenaris.com.ec 
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Gráfico N°18: Principales partes de la empacadura: 
Fuente: Completation System-Schlumberger 
 
Los packers o empacaduras para pozos de petróleo son utilizados en las siguientes 
condiciones: 
 
 Para proteger la tubería de revestimiento del estallido bajo condiciones 
de alta producción o presiones de inyección. 
 Para proteger la tubería de revestimiento de algunos fluidos 
corrosivos. 
 Para aislar perforaciones o zonas de producción en completaciones 
múltiples. 
 Para proteger la tubería de revestimiento del colapso, mediante el 
empleo de un fluido sobre el packer (empacadura) en el espacio anular 
entre la tubería y el casing de producción. 
 
Las empacaduras se clasifican según su método se asentamiento y su posibilidad 
de recuperación en superficie. Pueden ser con tensión o compresión y 
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recuperables o permanentes. Existen algunos tipos de packers entre los más 
destacados para nuestra completación tenemos: 
 
 Mecánico 
 Hidráulico 
 
Packer Mecánico: Son empacaduras recuperables cuyo mecanismo de 
asentamiento se realiza con manipulación de la tubería (rotación, peso y/o 
tensión). Estos son de agarre sencillo (un solo juego de cuñas) y de doble agarre 
(dos juegos de cuñas). 
 
Gráfico N°19: Packer Mecánico 
Fuente: Weatherford (2010) –Arrowset i-xs Mecchanical Packer 
 
Aplicaciones: 
  
 Producción. 
 Bombeo. 
 Inyección 
 Tubo de fibra de vidrio. 
 En completaciones requieren periódicamente una prueba de casing. 
 Aislamiento de zonas. 
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Características, Ventajas y Beneficios: 
 
 El diseño mantiene la presión diferencial desde arriba o desde abajo, lo 
que permite que la packer pueda satisfacer la mayoría de la producción, la 
estimulación y las necesidades de inyección. 
 El packer puede asentarse con compresión o tensión, lo que permite el 
desplazamiento de superficie a profundidad. 
 El packer se ajusta o se libera solo con un cuarto de vuelta de la tubería. 
 El packer se puede asentar con  on-off el cual permite que el tubing se 
desconecte y se recupera, sin recuperar el packer. 
 
Packer Hidráulico: Son empacaduras cuyo mecanismo de asentamiento se activa 
mediante la aplicación de presión diferencial sobre la tubería de producción. Por 
consiguiente no necesitan manipulación de la tubería para su asentamiento, mas 
sin embargo si requieren de algún tipo de bloqueo en la tubería que permita el 
incremento de la presión promedio ocasionando el movimiento de sus pistones. 
 
 
Gráfico N°20: Packer Hidráulico 
Fuente: Weatherford (2010)-wh-6 Hidraulic Set Retrievable Packer 
Aplicaciones: 
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 En pozos de petróleo y gas con los requisitos de presión. 
 Para pozos altamente desviados. 
 Para completaciones con Coiled tubing.  
  Sulfuro de hidrógeno (H2S ambientes) 
 Inyección de pozos 
 
Características, Ventajas y Beneficios: 
 
 Liberación de tiro recto, ajustable hasta 50.000 libras (22.680 kg), elimina 
la necesidad de girar el tubo para liberar el envasador, ahorra un valioso 
tiempo en el taladro. 
 Los tornillos de cizallamiento, aislados de la presión hidráulica, requieren 
bajo esfuerzo cortante de salida fuerza, por lo que la herramienta es fácil 
de liberarse, incluso a la máxima presión diferencial. 
 En los puertos de derivación se puede igualar la presión a través de la 
empacadura para facilitar su recuperación. 
 La longitud es totalmente corta, sirve para pozos altamente desviados y 
con severas patas de perro. 
 
Por otro lado las unidades sellantes para empacaduras permanentes que se corren 
con el tubing, se empacan en el orificio de la empacadura permanente. En el 
siguiente (cuadro N°10) podemos observar los niples sellantes con ancla.
11 
 
 
 
11 
Packers Catalog. Disponible en www.weatherford.com 
 
 
 
Tipo Componente del Diferenciales Temperatura 
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elemento sellante de presión 
(Psi) 
de fondo (°F) 
Normales Nitrilo 5000 325 
V-Ryte Viton-Teflon 10000 400 
Modelados Nitrilo/Viton 5000 350 
K-Ryte Kalrez 15000 450 
 
Cuadro N°10: Unidades sellantes para packers permanentes 
Fuente: Empacaduras-Internet 
  
 
Gráfico N°21: Ubicación del packer entre el casing y el tubing  
Fuente: Empacaduras-Internet 
 
Mandriles 
 
Forman parte de la sarta de producción, y es en ellos donde se instalan las 
válvulas para levantamiento o en un sistema de inyección de agua con válvulas 
especiales para inyección de agua. Se clasifican, de acuerdo alojamiento de las 
válvulas, en: 
 
 Mandril convencional. 
 Mandril excéntrico. 
 Mandril de bolsillo. 
 
 
 
Mandril convencional: La válvula se enrosca fuera del mandril. 
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Gráfico N°22: Mandril Convencional 
Fuente: Tassaroli S.A. 
 
 
Mandril concéntrico: La válvula va instalada en el centro del mandril. 
 
 
Gráfico N°23: Mandril Excéntrico 
Fuente: Tassaroli S.A. 
 
 
 
 
Mandril de bolsillo interior: Posee en su interior un receptáculo para alojar la 
válvula para que de esta manera que no entorpezca el paso de los fluidos. 
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Gráfico N°24: Mandril de bolsillo interno 
Fuente: Tassaroli S.A. 
Válvulas especiales para inyección de agua 
 
Las válvulas son utilizadas para controlar los volúmenes de agua inyectada dentro 
de zonas individuales. Esto generalmente ocurre  en la puesta en marcha inicial de 
la inyección o cuando las tasas de inyección exceden las tasas máximas de las 
válvulas reguladoras. La tasa de inyección depende del tamaño del puerto y varía 
con la diferencial de presión. 
 
Son válvulas de control de flujo que se ubican en los mandriles de bolsillo y estos  
la vez en la completación del pozo a manera de verificar e instalar los packers de 
aislamiento.
12 
12  
www.tassaroli.com 
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Gráfico N°25: Válvula de inyección de agua 
Fuente: Waterflood Regulation Valves: Weatherford, Baker Hugs and 
Schlumberger 
 
Nozzle 
 
Es una herramienta que es patentada y fabricada por la Empresa Sertecpet. Está se 
utiliza en su bomba jet claw para Bombeo Hidráulico. 
 
En el (gráfico N°26) identificamos la ubicación del nozzle en la bomba jet Claw. 
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Gráfico N°26: Partes de la bomba jet claw 
Fuente: Jet Claw-Sertecpet (2013) 
 
 
El nozzle se utiliza para realizar el efecto Venturi en la bomba jet claw, en el  
(gráfico N°27) observamos físicamente el nozzle. 
 
 
 
 
ITEM PARTES 
1  FISHING NECK 
2 
UPPER PACKING 
MANDRELL 
3 CENTER ADAPTER 
4 CHEVRON PACKING 
5 END ADAPTER 
6 ORING 
7 NOZZLE 
8 NOZZLE RETAINER 
9 THROAT 
10 ORING 
11 HOUSING THROAT 
12 ORING 
13 DIFFUSER 
14 ORING 
15 OUTER TUBE 
16 DISCHARGE BODY 
17 
ADAPTER 
EXTENSION 
18 BOTTOM PLUG 
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Gráfico N°27: Nozzle 
Fuente: Nozzle-Sertecpet (2013) 
 
Los datos de las Geometrías de la Bomba Jet Claw  y los caudales óptimos de 
inyección para diferentes diámetros de nozzle, no se puede mostrar en esta tesis 
debido a políticas de confidencial de la empresa Sertecpet.
13
 
 
Estos datos serán utilizados en el capítulo IV para la realización de los programas, 
los cuales se utilizarán para la interpretación y diseño de la válvula reguladora de 
inyección de agua.
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
13 
www.sertecpet.com.ec 
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CAPITULO III 
DISEÑO METODOLÓGICO 
 
TIPO DE ESTUDIO 
 
El presente estudio es de tipo descriptivo porque analiza las completaciones que 
podrían presentar los pozos para la recuperación secundaria por inyección de 
agua. El trabajo se ha previsto realizarlos en un tiempo determinado de 6 meses y 
es de tipo prospectivo ya que los resultados se utilizarán a futuro para la toma de 
decisiones. 
 
UNIVERSO Y MUESTRA 
 
El universo constituye el Campo Libertador que está conformado por 81 pozos 
productores y se tomará el pozo Shuara 27 (pozo cerrado por 100% de BSW que 
produjo por última vez de la arenisca Basal Tena) para analizar la inyección de 
agua en las arenas “U” Superior  y “Basal Tena”. 
 
MÉTODOS Y TÉCNICAS 
 
El  estudio se basará en datos bibliográficos sobre las bases teóricas en que se 
fundamenta la completación para la recuperación secundaria por inyección de 
agua como parte del presente trabajo, esto ayudará a conocer las ratas de 
inyección a las formaciones en el pozo Shuara 27. 
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FUNDAMENTOS DE FLUJO A TRAVEZ DE TUBERÍA 
 
Ecuación de la Presión Hidrostática 
 
Un fluido pesa y ejerce presión sobre las paredes y el fondo del recipiente que 
lo contiene y sobre la superficie de cualquier objeto sumergido en él. Esta 
presión, llamada presión hidrostática, provoca, en fluidos en reposo, una 
fuerza perpendicular a las paredes del recipiente o a la superficie del objeto 
sumergido sin importar la orientación que adopten las caras. Si el líquido 
fluyera, las fuerzas resultantes de las presiones ya no serían necesariamente 
perpendiculares a las superficies. Esta presión depende de la densidad del 
líquido en cuestión y de la altura a la que esté sumergido el cuerpo y se 
calcula mediante la siguiente expresión: 
 
           
 
En donde: 
P: presión hidrostática, pascal 
Po: presión atmosférica, pascal 
ρ: densidad del líquido, kg/m3 
g: aceleración de la gravedad, m/s
2
 
h: altura del fluido, m.  
 
En unidades petroleras y reemplazando la densidad por la gravedad específica 
del fluido tenemos: 
 
                       
En donde: 
P: presión, psi 
Po: presión inicial, psi 
h: altura, ft 
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En otras unidades petroleras tenemos: 
 
                     
En donde: 
P: presión, psi 
Po=presión inicial, psi 
ρ: densidad del fluido, lbs/gal 
h: altura, ft 
 
Ecuación de continuidad 
 
Esta ecuación es consecuencia del principio de conservación de la masa, es 
decir la masa que atraviesa cualquier sección de una corriente de fluido por 
unidad de tiempo es constante. 
El caudal (Q) se define como área transversal por velocidad: 
 
      
 
En donde: 
Q= caudal, ft
3
/seg 
A=área de la sección considerada, ft
2
 
V = velocidad del fluido en la sección considerada, ft/seg 
 
Las unidades de caudal son m
3
/seg (Sistema Internacional) y (ft
3
/seg (API). 
Como en una tubería todo el líquido que entra debe salir (Caudal constante) la 
ecuación de continuidad establece que: 
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En donde:  
A: área, ft
2 
V: velocidad, ft/seg 
Q. caudal ft
3
/seg 
  
En la (gráfico N°28) podemos observar que el área de entrada de la tubería es 
el doble que de la salida pero la velocidad del fluido en la salida dos veces 
mayor que el de la entrada. 
 
 
Gráfico N°28: Ecuación de Continuidad 
Fuente: Sertecpet (2013) 
 
Velocidades en tubería 
 
Conociendo el flujo (Q) en Barriles por día y el diámetro de la tubería (d), 
aplicando Q=A*V y pasando a unidades usadas en el campo tenemos: 
 
 
Gráfico N°29: Velocidad en tubería 
Fuente: Sertecpet (2013) 
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En donde: 
V: velocidad, ft/seg 
Q: caudal, BPD 
D: diámetro, pulg 
 
Así podemos calcular la velocidad lineal del fluido en pies/segundo. 
 
Ecuación de Bernoulli 
 
El principio de Bernoulli, también denominado ecuación de Bernoulli o 
Trinomio de Bernoulli, describe el comportamiento de un flujo laminar 
moviéndose a lo largo de una corriente de agua. Fue expuesto por Daniel 
Bernoulli en su obra Hidrodinámica (1738) y expresa que en un fluido ideal 
(sin viscosidad ni rozamiento) en régimen de circulación por un conducto 
cerrado, la energía que posee el fluido permanece constante a lo largo de su 
recorrido. La energía de un fluido en cualquier momento consta de tres 
componentes: 
 
 1. Cinética: es la energía debido a la velocidad que posee el fluido en un 
determinado diámetro de la tubería. 
 
 2. Potencial o gravitacional: es la energía debido a la altitud que un fluido 
posea. 
 
 3. Energía: es la energía que contiene un fluido debido a la presión que posee. 
  
La siguiente ecuación conocida como "Ecuación de Bernoulli" (Trinomio de 
Bernoulli) consta de estos mismos términos. 
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En donde: 
 
V = velocidad del fluido en la sección considerada, ft/seg 
ρ = densidad del fluido, lb/ft3 
g = aceleración gravitatoria, ft/seg
2 
z = altura, ft 
P = presión, psi 
 
 Para aplicar la ecuación se deben realizar los siguientes supuestos: 
 
-  Viscosidad (fricción interna) = 0 Es decir, se considera que la línea de 
corriente sobre la cual se aplica se encuentra en una zona 'no viscosa' del 
fluido. 
-  Caudal constante 
-  Flujo incompresible, donde ρ es constante. 
-  La ecuación se aplica a lo largo de una línea de corriente o en un flujo 
continuo. 
  
Aunque el nombre de la ecuación se debe a Bernoulli, la forma arriba 
expuesta fue presentada en primer lugar por Leonhard Euler. 
  
Un ejemplo de aplicación del principio lo encontramos en el flujo de agua en 
tubería.
14 
 
 
 
14 
Manual Sertecpet. Disponible en http://www.wobook/manual-para-
operaciones-de-campo-sertecpet.html 
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Gráfico N°30: Principio de Bernoulli 
Fuente: Sertecpet (2013) 
Pérdidas de presión por fricción 
 
Las pérdidas de presión por fricción, en conductos circulares de diámetro 
constante, han sido determinadas experimentalmente por varios 
investigadores. Los resultados de esta investigación, utilizando tuberías de 
diversos materiales, constituyen la base de las fórmulas que actualmente se 
usan. 
 
Ecuación de Darcy 
 
Darcy, Weisbach y otros, en 1985, dedujeron experimentalmente la siguiente 
ecuación, expresada en unidades consistentes: 
 
(
  
  
)   
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En donde: 
 
∆P = diferencial de presión, psi 
∆L= diferencial de longitud, ft 
f = factor de fricción, adimensional  
ρ = densidad del fluido, lb/ft3 
v = velocidad del fluido, ft/seg 
g = aceleración gravitatoria, ft/seg
2 
d = diámetro de la sección, ft 
 
La ecuación de Darcy se utilizará generalmente, en este proyecto, para 
calcular las pérdidas de presión por fricción. 
 
Factor de fricción 
 
El valor del factor de fricción (f) es función de la rugosidad de la tubería (ε) y 
del Número de Reynolds (   ) esto es: 
 
           
 
En donde: 
 
f = factor de fricción, adimensional 
ε = rugosidad de la tubería, adimensional 
NRe= Número de Reynolds, adimensional. 
 
El número de Reynolds (adimensional) se define como: 
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En donde: 
 
d = ft 
v= ft/seg 
ρ = lb/ft3 
µ = cp 
 
Rugosidad: La rugosidad (ε) de una tubería, es una característica de su 
superficie, la cual está constituida por pliegues o crestas unidadas, formando 
una superficie homogénea distribuida y depende del tipo de material que se 
emplee en su construcción. 
 
Tipo de tubería (pulg) 
Estriada 0.00006 
De producción o 
perforación 
0.0006 
De escurrimiento 0.0007 
Galvanizadas 0.006 
 
Cuadro N°11: Valores de rugosidad empleados en la industria 
Fuente: Tenaris S.A.  
 
Para calcular el valor de f, es necesario determinar el régimen de flujo. En 
conductos los fluidos se mueven de acuerdo a cualquiera de los siguientes 
regímenes de flujo: laminar y turbulento. 
 
Flujo Laminar: Este flujo ocurre cuando las partículas del fluido se mueven en 
líneas rectas paralelas al eje del conducto.  
 
Flujo Turbulento: Este flujo ocurre cuando las partículas del fluido van a 
velocidades mayores, las partículas se mueven de una manera caótica, 
formando remolinos. 
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Osborne Reynolds estableció experimentalmente un parámetro para 
determinar el régimen de flujo en tuberías. A este parámetro se lo conoce 
como número de Reynolds. 
 
Flujo laminar  cuando NRe<2300 
Flujo turbulento cuando NRe>3100 
 
Flujo laminar 
 
Para una sola fase, el factor de fricción depende únicamente de NRe y está 
dada por: 
 
  
  
   
                  
 
En donde: 
f = factor de fricción, adimensional 
NRe= Número de Reynolds, adimensional. 
 
Flujo turbulento 
 
Blasius en 1913, a partir de resultados experimentales, llegó a la conclusión 
de que existen 2 tipos de fricción para el flujo turbulento en tuberías. 
 
Tuberías lisas: En donde predominan los efectos de viscosidad y el factor de 
fricción depende exclusivamente del Número de Reynolds. El segundo se 
refiere a tuberías rugosas en donde además intervienen la rugosidad de la 
tubería. 
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En base a datos experimentales Blausius obtuvo la siguiente expresión para el 
factor de fricción en tuberías lisas: 
 
              
      
 
En donde: 
 
f = factor de fricción, adimensional 
NRe= Número de Reynolds, adimensional. 
 
Posteriormente se encontró que esta ecuación se aplica únicamente para N > 
    
La ecuación presentada por Drew, cubre rangos de 3000 < NRe < 10 
6 
 
                 
      
 
En donde: 
 
f = factor de fricción, adimensional 
NRe= Número de Reynolds, adimensional. 
 
Tuberías rugosas: Nikuradse efectuó determinaciones experimentales del 
factor de fricción, usando tubos de rugosidad artificial contralada mediante 
granos uniformes de arena adheridos a la superficie interna de la tubería. De 
estos resultados se obtuvo la expresión.  
 
√
 
 
     (
 
  
)       
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En donde: 
 
f = factor de fricción, adimensional 
d = diámetro de la sección, ft 
ε = rugosidad de la tubería, adimensional 
 
Colebrook y White, trabajando con tuberías de rugosidad comercial, 
comprobaron los mismos resultados de Nikuradse para regímenes laminares y 
turbulentos, sin embargo en la región de transición encontraron discrepancias. 
Para esta región presentaron la siguiente fórmula: 
 
√
 
 
      (
 
     
 
    
   √ 
) 
En donde: 
 
f = factor de fricción, adimensional 
ε = rugosidad de la tubería, adimensional 
d = diámetro de la sección, ft 
NRe= Número de Reynolds, adimensional. 
 
Se nota que para el cálculo del factor de fricción con esta ecuación e necesario 
un proceso iterativo. El límite superior de la región de transición depende del 
valor de ε/d. 
 
Basándose en esta ecuación, Moody preparó el diagrama que lleva a su 
nombre, para determinar el factor de fricción en tuberías de rugosidad 
comercial.
15 
15
 Ing. Francisco Garaicochea, Ing. César Bernal, Ing. Oscar López. 
Transporte de hidrocarburos por ductos. Colegio de ingenieros petroleros de 
México. 1991 
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Gráfico N°31: Diagrama de Moody 
Fuente: DE  L.F. Moody, Trans. ASME, vol. 66 1944 
 
FLUJO DE FLUIDOS POR TUBERÍAS 
 
Ecuación general en unidades prácticas  
 
Partimos del gradiente de presión total, puede escribirse en la forma siguiente, 
al considerarse despreciable el efecto de la aceleración. 
 
                      
 
La caída por elevación es: 
 
                          
 
Donde: 
 ∆Pe= (lb/pulg
2
) 
 γl=(agua=1.0) 
 ∆H=ft   
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Las pérdidas de presión por fricción, en unidades prácticas, se obtiene con la 
ecuación de Darcy, de la siguiente manera: 
  
   
   
    
 
 
     
               
 
Como:                (
   
   
)         
    
   
    
    
   (
  
   
)           
 
    
     
     
                   
 
Sustituyendo (4) y (6) en (3), se tiene: 
 
               
   
   
   
            
 
Para emplear unidades prácticas se hacen las siguientes sustituciones: 
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 (
  
   
)     (
  
     
)    (
     
   
)         
 
Sustituyendo (8) a (11) en (7) se tiene: 
 
    
                            
              
    
    
  
  
          
 
            
    
    
  
         
 
Al sustituir (13) y (2) en (1), se obtiene: 
 
                        
      
   
  
            
 
Número de Reynolds 
 
Conviene también obtener una ecuación de Reynolds, en las que sus factores 
estén en unidades prácticas. 
 
    
      
  
             
 
Las sustituciones de las unidades se hacen de la forma siguiente: 
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Sea: 
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Sustituyendo de (18) a (21) en (17) se tiene: 
 
         
    
   
          
 
Eficiencia de Flujo 
 
Es obvio que la rugosidad de las tuberías dependerá del proceso empleado en 
su fabricación, su grado y tamaño. Aún las tuberías nuevas y con mayor razón 
las almacenadas, mostrarán valores aleatorios en su rugosidad. Los efectos de 
la corrosión, erosión e incrustamientos, que ocurren en las tuberías en 
operación, también afectan las condiciones de flujo. Por lo anterior los gastos 
calculados mediante las correlaciones raramente concuerdan con los medidos. 
 
Para compensar está imprecisión, generalmente se introduce en los cálculos 
un factor de eficiencia E. Este factor se define como la fracción (o porciento) 
del gasto total calculado al manejado realmente en una tubería. Cuando se 
carece de datos de campo, la selección de E se basa en la experiencia; sin 
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embargo, un valor de 0.90 es apropiado para los cálculos en el diseño de 
tuberías. 
 
Para calcular el gasto real de una línea, su gasto teórico se multiplica por el 
factor E. Para corregir las pérdidas de presión calculadas, éstas se dividen por 
la raíz cuadrada de E. Este procedimiento tiene el mismo efecto que cambiar 
el efecto de fricción por un nuevo valor f/E
2
. 
 
Por lo tanto la Ec. (14), de acuerdo con lo expuesto, queda: 
 
                        
      
   
    
            
 
Esta ecuación permite calcular con aproximación aceptada la caída de presión 
en tuberías que conducen líquidos; o bien, dad la caída de presión disponible, 
calcular el gasto o el diámetro. La ecuación es aplicable tanto al caso de 
tuberías superficiales que conducen aceite (oleoductos), como al de pozos 
inyectores de agua. 
 
ANÁLISIS NODAL PARA POZO INYECTOR DE AGUA 
 
En el (Gráfico N°32) es un diagrama simplificado de un sistema de inyección 
de agua. Los elementos del sistema son: 
 
a) La estación de bombeo. 
b) La línea superficial de distribución. 
c) La tubería vertical de inyección. 
d) El Yacimiento. 
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En el (Gráfico N°32) se distinguen los nodos o puntos de unión de los 
elementos, en los que se tienen las presiones siguientes: 
 
a)  Pp= presión de estación de bombeo. 
b) Pth= presión de la boca del pozo. 
c) Pwf= presión de fondo fluyente (inyectado) 
d) Pws= presión estática (de fondo cerrado) 
 
 
 
Gráfico N°32: Sistema de Inyección de agua 
Fuente: Transporte de Hidrocarburos por ductos- Ing. Francisco Garaicochea, 
Ing. César Bernal, Ing. Oscar López. 
 
La predicción del comportamiento de un pozo inyector consiste especialmente 
en la determinación de su capacidad de admisión (gasto de inyección) en 
función de la presión disponible en la superficie y las características de las 
tuberías y el yacimiento. Los datos requeridos para resolver el análisis nodal 
son: 
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a) Presión de inyección de la estación de bombeo. 
b) Longitud, diámetro y cambio de nivel de la tubería superficial de 
distribución. 
c) Longitud y diámetro de la tubería vertical de inyección. 
d) Presión estática e índice de Inyectavilidad (II) del pozo. 
e) Características del fluido inyectado. 
 
El procedimiento del cálculo consiste en: 
 
a) Suponer un gasto de inyección. 
b) Con la presión de bombeo y las características de la línea superficial, 
calcular la presión de la boca del pozo para el gasto supuesto. Para este 
cálculo se usa la Ec. (23). 
c) Con la presión de la boca calculada en el paso anterior y el mismo gasto, 
obtener la presión de fondo inyectado. (Pwfi). Para este cálculo se usa la 
misma Ec. (23), teniendo en cuenta que el desnivel  ∆H (ft) corresponde al 
valor de la longitud de la tubería vertical de inyección L, que debe estar en 
millas. 
d) Con el índice de Inyectavilidad del pozo, el gasto supuesto, y la presión de 
fondo calculada en el paso anterior, obtener la presión del reservorio (Pws). 
 
        
 
  
 
 
El procedimiento indicado permite obtener la presión en cada nodo, en 
función de las condiciones de flujo que prevalecen en  los elementos del 
sistema. Por esta razón el procedimiento se denomina como análisis nodal. 
 
Con relación al comportamiento de un pozo inyector de agua, es importante 
considerar que su presión estática generalmente aumentará con el tiempo, 
debido a la propia inyección. Por otra parte la formación puede sufrir daño, 
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por las impurezas del agua o su incompatibilidad con la formación. Además la 
movilidad del agua en la zona invadida, puede ser menor que la movilidad de 
los fluidos desplazados delante del frente de invasión. El efecto de estas 
situaciones es la disminución del índice de Inyectavilidad. Por lo tanto es 
conveniente la presión estática y el índice de Inyectavilidad. 
 
Es evidente que un análisis detallado permitirá determinar el efecto que sobre 
el gasto, tendrá el cambio de las tuberías y de la presión de inyección.
16 
 
PRUEBAS DE INYECTAVILIDAD (FALL OF TEST) 
 
Con esta prueba se tiene una idea cualitativa de la permeabilidad de la zona y 
la factibilidad que presenta una zona a un tratamiento de estimulación y/o 
fracturamiento hidráulico. La prueba de inyección puede ser interpretada 
como cualquier prueba de presión. Es una prueba similar a la prueba de 
declinación de presión, pero en lugar de producir fluidos se inyectan fluidos, 
normalmente agua, Considera una declinación de presión inmediatamente 
después de la inyección. 
 
Se realizan cerrando el pozo inyector y haciendo un seguimiento a la presión 
en el fondo del pozo en función del tiempo. La teoría supone una tasa de 
inyección constante antes de cerrar al pozo.  
 
 
 
 
 
 
16 
Ing. Francisco Garaicochea, Ing. César Bernal, Ing. Oscar López. 
Transporte de hidrocarburos por ductos. Colegio de ingenieros petroleros de 
México. 1991 
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Procedimiento para una corrida de Fall of test: 
 
 Se mata el pozo cerrando la válvula master, luego la win, después se 
saca el sombrero del cabezal. 
 Armar el Stuffing Box en el cabezal, 3 lubricadores y un BOP. 
 Armar unidad de wireline con tubing gauge y martillo mecánico en 
línea de 3 ½ 
 Bajar hasta la profundidad de la prueba para verificar que no haya 
obstrucción en el tubing. 
 Armar los equipos de registros de presión electrónica y amerada, 
asegurarse que los relojes de los registros de presión están en buen 
estado. 
 Hacer paradas cada 2000’ o cada 10 minutos y dejar los elementos en 
la cara de la arena hasta la profundidad deseada. 
 Tomar prueba de inyectividad por 48 horas. 
 Cerrar el pozo durante 128 horas. 
 Abrir inyección y subir los elementos, haciendo las mismas paradas 
realizadas anteriormente. 
 Desarmar herramientas y terminar el trabajo. 
 
Con estas pruebas podemos determinar:  
 
 Las condiciones del yacimiento en las inmediaciones  del pozo 
inyector. 
 Permite dar un seguimiento de las operaciones de inyección de agua y 
recuperación mejorada. 
 Permite estimar la presión promedio del yacimiento. 
 Medir la presión de fractura ruptura del yacimiento. 
 Determinar fracturas. 
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 Determinar si existe daño en la formación, causado por taponamiento, 
hinchamiento de arcillas, precipitados, entre otras. 
 Determinar la permeabilidad efectiva del yacimiento al fluido 
inyectado, utilizada para pronósticos de inyección.
17
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico N°33: Prueba de Fall of Test 
Fuente: Fall of Test Programa Safari-Internet 
 
 
 
 
 
 
17
 Fall of Test Programa Safari 
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SLICKLINE Y WIRELINE EN INTERVENCIONES DE POZOS 
INYECTORES DE AGUA EN PROYECTOS DE RECUPERACIÓN 
SECUNDARIA. 
 
Una vez definido el proyecto de Recuperación Secundaria, se hace necesario 
determinar la metodología más apropiada para la conversión, puesta en 
marcha, mantenimiento y adquisición de datos de los pozos completados o 
convertidos a inyectores de agua. Actualmente en la Industria se utilizan dos 
métodos con este fin, el Slickline (alambre) y el Wireline (cable conductor), 
en este artículo se abordará una revisión de la aplicabilidad de ambos y sus 
ventajas comparativas. 
 
Operaciones con alambre 
 
Originalmente el Alambre se utilizó en intervenciones de pozos donde era 
necesario instalar o reemplazar herramientas mecánicas en pozos productores 
de petróleo-gas, entre ellas los pozos producidos a partir de inyección de gas 
(Gas-Lift). Por la similitud de las operaciones e instalaciones de fondo, estas 
herramientas y técnicas han sido adoptadas con excelentes resultados en las 
primeras operaciones de instalación de válvulas y registros en pozos 
inyectores de agua en proyectos de Recuperación Secundaria. 
 
En el comienzo de la década del 70, el uso del Alambre en operaciones de 
Recuperación Secundaria, fue para el movimiento de las herramientas 
mecánicas y, por no permitir la transmisión de datos en tiempo real, se lo 
utilizó para correr algunas herramientas electrónicas con memoria. 
 
Con este método es factible maniobrar todas las herramientas mecánicas que 
se utilizan en los pozos inyectores con tubería de 2 3/8” – 2 7/8” y 3”, por 
ejemplo válvulas reguladoras de agua y ciegas, tapones recuperables, 
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rascadores de tubería, rascadores de bolsillos de los mandriles, cuchillos 
calibradores, impresores, herramienta de pistoneo, entre otras. 
 
       
   Instalación de válvulas           Válvula instalada en el mandril 
Gráfico N°34: Instalación de la válvula en el mandril 
Fuente: Slickline and wireline- Internet 
 
El alambre utilizado normalmente es de un diámetro de 0,092” y 0,108” 
aunque, en casos especiales suele utilizarse de 0,125”, el cual debe elegirse en 
función de las operaciones a realizar, la profundidad de las maniobras y la 
carga a soportar. 
 
Operaciones con cable 
 
En la década de los 90, comienza a utilizarse unidades de cable con tecnología 
para realizar todas las operaciones necesarias en pozos inyectores de agua, 
adaptándose a numerosas maniobras y con amplios beneficios, disminuyendo 
los costos al ejecutarse con una sola unidad y dotación y los tiempos de las 
mismas. 
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Gráfico N° 35: Equipos de cable en pozos inyectores 
Fuente: Slickline and wireline- Internet 
 
Cuadro N°12: Especificaciones de cable 
Fuente: Especificaciones de cable-Internet 
 
 
CABLE PROPERTIES TABLE 
Cablesa ( Undated, 2000 Catalog Specs) 
DIAMETER  
BREAKING 
LOAD  
ARMOR 
WIRES 
ONE OUTER 
WIRE 
BREAK 
STRENGTH  
CONDUCTOR 
RESISTANCE 
ARMOR 
RESISTENCE 
CAPACITANCE 
(Polypropyleme) 
 inches Pounds Out/In Pounds Ohms/Mfeet Ohms/Mfeet pf/foot 
1∕10 1,000 18∕12 42 21.0 22.0 51 
1∕8 1,600 18∕12 65 21.0 13.0 41 
3∕16 4,000 12∕12 272 9.4 6.0 53 
2∕10 4,800 12∕12 323 6.1 5.0 62 
7∕32 5,200 15∕15 272 4.0 4.3 60 
7∕32 5,200 18∕12 204 4.1 4.4 58 
1∕4 7,000 18∕12 272 4.1 3.0 50 
9∕32 9,100 18∕12 357 3.5 2.8 54 
5∕16 11,000 18∕12 420 2.8 2.1 46 
3∕8 15,000 18∕12 585 2.8 1.5 39 
7∕16 18,500 18∕18 726 2.8 1.2 35 
*Cablesa`s published Maximum Working Tension is 50% (1∕2) of the Breaking Load 
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RECOLECCIÓN DE DATOS 
  
Los datos se recopilaron en la Empresa EP. Petroecuador y los diámetros de los 
nozzles fueron en la Empresa Sertecpet. 
 
ANÁLISIS DEL POZO SHUARA 27 
 
 
Gráfico N°36: Mapa de ubicación del pozo Shuara 27. 
Fuente: Petroamazonas EP 
 
FECHA BFPD BPPD BSW ARENA METODO OBSERVACIONES 
10/12/93 292 158 46 "Ui+m" PPM  
27/01/94 231 115 50 "Ui" PPM Reinician producción, cambian bomba 
22/04/94      Cierran pozo 
14/08/94      Reinician producción, cambian bomba 
11/12/94 298 119 60 "Ui" PPM  
15/01/95 205 82 60 "Ui" PPM  
29/07/95 262 105 60 "Ui" PPM  
10/10/95      Cambian bomba 
30/10/95 440 122 70 "Ui" PPM  
02/11/95 197 75 72 "Ui" PPM Pozo cerrado por chequeo de bomba 
07/12/95 260 130 50 "Ui" PPM  
15/12/95 198 79 60 "Ui" PPM  
16/12/95      Cerrado por obstrucción en línea de flujo 
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19/12/95      Cerrado por bajo aporte 
07/07/03      Recuperan varillas + bomba 
19/07/03      Cambian de zona, cierran camisa de Um + abren camisa de Bt. 
20/07/03      
Desplazan bomba Jet C5, intenta evaluar sin éxito. Existe fuga en 
flansh, bajo la master. 
21/07/03      
Recuperan bomba Jet C5, sale taponada, desplazan otra bomba y 
nuevamente se tapona. Cambian geometría de C5 a D7. Evalúan.  
22/07/03 96 89 7 “BT” PPH  
22/07/03      
Intentan cambiar zona, sin éxito. Bloque impresor marca posible 
tubería colapsada. Desplazan bomba Jet d7. 
23/07/03 120 112 6.5 “BT” PPH  
24/07/03 144 141 1.6 “BT” PPH Toman presiones fluyentes 
26/07/03      Suspende evaluación 
14/08/03      Abren camisas de Ui y Um. Cierran camisa de Bt. 
17/08/03 336 326 3 “Ui+Um” PPH Reinicia evaluación con bomba Jet C+5 y camión bomba 
20/08/03 288 213 26 “Ui+Um” PPH  
23/08/03 336 252 25 “Ui+Um” PPH Suspenden evaluación 
27/08/03      Toman estática 
30/08/03      Sky-Top baja bomba + varillas 
09/09/03 250 100 60 “Ui+Um” PPM  
24/09/03 278 167 40 “Ui+Um” PPM  
12/10/03 221 141 36 “Ui+Um” PPM  
25/10/03 205 131 36 “Ui+Um” PPM Salinidad = 36000 ppm cl- 
03/11/03 228 146 36 “Ui+Um” PPM  
07/12/03 215 138 36 “Ui+Um” PPM  
12/01/04 236 151 36 “Ui+Um” PPM CAMBIAN BOMBA  
05/02/04 214 137 36 “Ui+Um” PPM  
13/02/04 198 127 36 “Ui+Um” PPM 
RECUPERAN VARILLAS + BOMBA. W/L CHEQUEA 
CAMISA DE “UI” ABIERTA OK + CAMISA DE “BT” 
ABIERTA + CIERRAN “BT”  y CIRCULACION + BAJAN 
VARILLAS Y BOMBA  
09/03/04 233 149 36 “Ui+Um” PPM  
15/04/04 173 113 36 “Ui+Um” PPM  
17/05/04 176 113 36 “Ui+Um” PPM  
15/06/04 164 103 36 “Ui+Um” PPM  
09/07/04 176 113 36 “Ui+Um” PPM  
15/08/04 165 69 58 “Ui+Um” PPM  
28/08/04    “Ui+Um” PPM CAMBIAN BOMBA MISMO TIPO 2” x 16` 
31/08/04 176 81 54 “Ui+Um” PPM SALINIDAD = 36000 ppmcl 
15/09/04 170 78 54 “Ui+Um” PPM  
26/09/04 170 78 54 “Ui+Um” PPM  
01/10/04    “Ui+Um” PPM CAMBIAN BOMBA MISMO TIPO 2” x 16` 
02/10/04 174 80 54 “Ui+Um” PPM  
31/10/04 167 77 54 “Ui+Um” PPM  
14/11/04 216 94 54 “Ui+Um” PPM  
26/11/04    “Ui+Um” PPM POZO CERRADO ESPERA CAMBIO DE BOMBA 
03/12/04    “Ui+Um” PPM CAMBIAN BOMBA MISMO TIPO 2” x 16` 
11/12/04 157 72 54 “Ui+Um” PPM  
27/01/05 154 71 54 “Ui+Um” PPM  
13/02/05 155 71 54 “Ui+Um” PPM  
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Cuadro N°13: Historial de producción del pozo Shuara 27 
Fuente: Ingeniería Libertador.- Petroamazonas EP 
 
 
 
 
23/03/05 154 71 54 “Ui+Um” PPM  
24/04/05 149 68 54 “Ui+Um” PPM  
17/05/05 146 67 54 “Ui+Um” PPM  
27/05/05 124 57 54 “Ui+Um” PPM  
04/06/05    “Ui+Um” PPM POSIBLE ROTURA DE VARILLA POZO CERRADO 
08/06/05    “Ui+Um” PPM BAJAN VARILLAS + BOMBA DE 2” x 16` 
09/06/05 123 57 54 “Ui+Um” PPM  
19/06/05 152 70 54 “Ui+Um” PPM  
30/06/05 147 68 54 “Ui+Um” PPM  
03/07/05 145 67 54 “Ui+Um” PPM  
14/07/05 139 64 54 “Ui+Um” PPM  
28/07/05 133 61 54 “Ui+Um” PPM  
02/08/05 51 23 54 “Ui+Um” PPM 
POZO CERRADO POR RECALENTAMIENTO DEL 
VARILLON 
08/08/05      
BAJAN BOMBA + VARILLAS. ARRANCAN POZO. NO HAY 
APORTE  + CIERRAN POZO. 
15/09/05 200 92 54 
“Ui+Um” 
PPM  
23/09/05 188 86 54 “Ui+Um PPM  
17/10/05 188 60 68 “Ui+Um PPM  
08/11/05 184 59 68 “Ui+Um PPM  
07/02/06 200 64 68 “Ui+Um PPM  
14/03/06 181 58 68 “Ui+Um PPM  
22/03/06 103 33 68 “Ui+Um PPM  
03/04/06 92 29 68 “Ui+Um PPM  
05/04/06 85 27 68 “Ui+Um PPM  
24/04/06      CIERRAN POZO POR BAJO APORTE. 
20/09/06      INICIA W.O. N° 1 
07/10/06    “Us”  
TERMINA W.O. + INICIAN EVALUACION CON MTU DE 
“US” SIN ÉXITO FORMACION NO APORTA 
09/10/06    “BT”  REALIZAN RMA A “BT” CON CTU. 
11/10/06 168 0 100 “BT” PPH EVALUACION CON MTU 
13/10/06 216 24 89 “BT” PPH EVALUACION CON MTU 
15/10/06    “BT” PPH SUSPENDEN EVALUACION CON MTU 
19/01/07    “BT” PPH 
CHEQUEAN CAMISA, OK. PRUEBAN TUBERIA, OK. 
REINICIAN EVALUACION CON UNIDAD MTU 
20/01/07 312 0 100 “BT” PPH EVALUACION CON MTU 
21/01/07 312 0 100 “BT” PPH EVALUACION CON MTU 
22/01/07 240 0 100 “BT” PPH EVALUACION CON MTU 
23/01/07 216 0 100 “BT” PPH SUSPENDEN EVALUACION CON MTU 
24/10/07    “BT” PPH 
RECUPERAN JET DE CAMISA. POZO CERRADO POR 
ALTO BSW (100%) 
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COMPLETACION INICIAL: 15 – FEBRERO – 1993 
PRUEBAS INICIALES: 
PRUEBA ARENA 
INTERVAL
O 
T/P 
[hrs] 
BPPD 
BSW 
[%] 
°API a 
60 °F 
Pc 
[psi] 
OBSERVACION 
17-Ene-93 “ Ui ” 9144´-9154´ 19  6 23.1  
Pistonean recuperan 160 bls, pozo 
no fluye 
24-Ene-93 “ Um ” 
9103´-9106´ 
9115´-9127´ 
9     No hay aporte 
27/28-Ene-93 “ BT ” 8417´-8425´   10 21  
Con pistoneo solo se recupera 1 
barril 
31-Ene-93 “ Um ”  16 225 25   
Evaluando con bomba jet, BSW 
calculado 
07-Feb-93 “ BT ”  42 105 11   
Evaluado con bomba jet, BSW 
calculado 
11/13-Feb-93 “ Ui+m ”  41 223 25.8   
Evaluando con bomba jet, BSW 
calculado 
 
 
COMPLETACION Y PRUEBAS: 
- Perforan cemento de 9400´ hasta 9470´. 
- Toman registros de cementación.  
- Punzonan el siguiente intervalo con cañones de 4” de carga  DML XXIII:   
Arena “ Ui ”  9142´ - 9154´ (12´) a 4 DPP 
- Pistonean “Ui”: NI = 3500’, NF = 4300’, NC = 54, BRT = 160, Emulsión = 5%,  
AL = 1 %, BSW = 6 %,  °API = 24. 
- Bombean 10.7 bls de HCl al 7 % + 21.4 gls de HCl al 12 % + HF al 3 %. 
- Punzonan el siguiente intervalo con cañones de 4”  carga DML XXII:  
Arena “ Um ”  9103´ - 9106´ (3´) a  4 DPP 
                         9115´ - 9127´ (12´) a 4 DPP 
- Pistonean arena “ Um ”: NI = 3500´, NF = 4500´, BSW = 85 %, NCT = 11,    
BRT = 4. 
- Evalúan arena “ Um ” con bomba jetC9: BFPD = 0, BSWr = 100 %. 
- Punzonan el siguiente intervalo con cañones de 4” carga DML XXIII:   
Arena “ BT ”  8417´ - 8425´ (8´) a  4 DPP 
- Pistonean arena “ BT ”, pozo cerrado cada 2 horas para recuperar nivel:         NI = 
3600’,NF = 4000’, NC = 32, BRT = 36, BSW = 10 %,  °API = 23. 
- Evalúan arena “ Ui ”: BFPD = 2400, BSWr = 100 %, Salinidad = 30.000 ppmCl,  
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Te = 8 hrs 
- Asientan CIBP a  9135´. 
- Evalúan arena “ Um ” con bomba jet: BPPD = 225, BSWc = 25 %,                        
Salinidad = 2 100 ppmCl, Te = 18 hrs. 
- Desplazan 750 gls de HCl al 7.5 %, 1200 gls de HCl al 12 % + HF al 3 % + 750 
gls de Clay – fix al 2 %. 
- Evalúan “ Um ” con bomba jet: BFPD = 2064, BRT =  4080, BSWr = 100%,     
Salinidad = 40 000 ppmCl, Te = 22 hrs. 
- Perforan CIBP a 9135´. 
- Realizan cementación forzada en arenas “ Um ” + “ Ui ” con 120 sxs de cemento 
tipo “G”, lechada de 15.6 LPG: bls a la formación = 13, bls en el casing = 4, bls 
desplazados = 11, Pforzamiento = 2000 psi a rata =1 BPM, Pcierre = 2600 psi. 
- Evalúan arena “ BT ” con bomba jet: BFPD = 118, BSWc = 11 %,                          
Salinidad = 20 000 ppmCl, Te = 42 hrs. 
- Toman registro de control de cemento CBL – PET. 
- Repunzonan los siguientes intervalos:   
                               Arena “ Um ”  9103´ - 9106´ (3´)    
                                                        9115´ - 9127´ (12´)  
                               Arena  “ Ui ”   9142´ - 9154´ (12´)   
- Evalúan arena “ Ui+m ” con bomba jet: BFPD = 300, BSWc = 25.8 %,                  
Salinidad = 15 000 ppmCl, Te = 41 hrs. 
- Bajan completación definitiva para Bombeo Mecánico. 
-  
(W.O.N°1: 07-OCT-06):  (DISPARAR "Us" ( 9052'-9062' ) ( 10' ). EVALUAR 
Y COMPLETAR DE ACUERDO A 
RESULTADOS). 
 
- Trabajan para liberar empacaduras. Sin éxito. Se recupera 192 tbg de 3 ½" + 1 
tubo de 2 7/8" + 15' de tbg de 2 7/8" 18 tubos de 3 ½" tienen cortes verticales 
de +/- 3'.                         
- Bajan BHA  de pesca con Over Shot en drill pipe de 2 7/8" hasta 6040'. 
Enganchan pescado y tensionan hasta 150000 lbs. Se liberan empacaduras a 
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8354' y 9010'. Ok. Circulan pozo a 9100'. Sacan BHA de pesca con BHA de 
producción de Bombeo mecánico.  
- Baker asienta CIBP  a 9090'.  
- Bajan conjunto TCP con R-matic y C-packer midiendo y calibrando con 2000' 
de colchon de agua en tbg de 2 7/8" hasta 9062'. Cia baker Atlas correlaciona 
profundidad de conjunto TCP y asientan packers a 8940' y 8373'. Prueban 
anular con 500 psi. Sueltan barra detonador y punzonan el intervalo de "Us":
  
Arena "Us" a 5 DPP  ( 9052' - 9062' ) ( 10' ) 
- Desplazan Jet-11K con camion bomba de Cia Ecuapet evaluan la arena "Us" al 
tanque bota en locación: 
TBR= 174, BFPD=120, BPPD=85, BSWf = 29, THE= 27, SAL=1200 ppmCl- 
- Sacan conjunto TCP.         
- Bajan BHA de evaluación. Realizan prueba de admisión a la Arena "Us" con 5 
bls de agua fresca a 0.2 BPM. Realizan RMA y estimulan "Us" con 69 bls de 
mezcla. Presión inical = 2000 psi a 0.2 BPM, P final = 2500 psi a 0.6 BPM. 
W-line abre camisa de circulación a 8331'  Desplazan Jet-11K evaluan la 
arena "Us" al tanque bota en locación: 
TBR= 123, BFPD=72, BPPD=35, BSWf = 51, THE= 26, SAL=1200 ppmCl- 
- Sacan BHA de prueba.        
- Muelen CIBP desde 9090' hasta 9092' bajan libre hasta 9465'.                                            
- Cia. Baker Atlas asienta CIBP A 9085'. Con cañones convencionales de 4 ½" 
de alta penetración se repunzona los intervalos:                           
Arena "Us" a 5 DPP ( 9052'-9062' ) ( 10' )                       
Arena "BT" a 5 DPP ( 8417'-8425' ) ( 8' )                        
- Bajan completacion de fondo sin packers. Prueban con 3000 PSI. OK. Sacan. 
Instalan un paker "FH" y un packer Arrow + ON-OFF Sealing Conector. 
Bajan completación de fondo en 2 7/8"" tubing, midiendo, calibrando y 
probando con 3000 psi cada 16 paradas hasta 9051'. OK.                      
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- Desarman BOP.   Asientan packers; Arrow a 8349' y "FH" a 8982'. Realizan 
prueba de admisión a "Us", con 0.5 BPM a 1500psi. Abren camisa de 
circulaciòn a 8278'. Desplazan bomba jet-9I. Realizan prueba de producciòn: 
                       
TBR = 18,  BFPD = 72,  BSW = 100 %,    THE = 6,  Salinidad = 6000 ppm Cl
-  
 
 
ARENA FECHA BFPD BPPD 
BSW       ( 
% ) 
OBSERVACION 
ANTES  "Ui+Um" 24/04/06    
POZO CERRADO POR BAJO 
APORTE 
DESPUES "BT" 23/01/07 216 0 100 POZO CERRADO POR ALTO BSW 
 
Cuadro N°14: Historial de Reacondicionamiento del pozo Shuara 27 
Fuente: Ingeniería Libertador.- Petroamazonas EP 
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Gráfico N°37: Completación del pozo Shuara 27 
Fuente: Petroamazonas EP  
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TABULACIÓN DE DATOS 
 
 
-Zapato superficial de 10 3/4'' @ 2520 (pies). 
-Zapato de fondo de 7'' @ 9487(pies). 
 
Cuadro N°15: Matriz para la caracterización del pozo Shuara 27 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
CAMPO POZO ARENAS 
Ht Profundidades ɸ uw uo Bw Ct Bo rw 
(ft) (ft) (%) (cp) (cp)   
(*10-
6) 
  (ft) 
Libertador Shuara 27 
Basal 
Tena 
8 8417-8425 17,5 0,9 2,3 1,1 1,19 1,199 0,411 
"U" 
Superior 
10 9052-9062 14,5 0,9 2,5 1,1 1,21 1,177 0,411 
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CAPITULO IV 
ANALISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
 
La información recolectada se utilizará para el diseño de las completaciones de 
fondo para la inyección de agua en los reservorios “U” superior y Basal Tena  en 
el Campo Libertador. 
El pozo Shuara 27 es candidato para el diseño de la completación de fondo para 
inyección de agua, como podemos observar en el historial de producción es un 
pozo que dejo de producir en el año 2007, el mismo que se cerró por alto BSW 
del 100%. 
Para nuestro diseño tomamos en cuenta las  arenas perforadas Basal Tena y “U” 
superior, con sus profundidades correspondientes. 
PASOS PARA EL DISEÑO DEL BHA PARA LA COMPLETACIÓN DEL 
POZO SHUARA 27 
  
Prueba fall of test 
 
Como aún no se ha bajado sensores de fondo al pozo Shuara 27, con la finalidad 
de conocer el índice de inyectabilidad de las formaciones Basal tena y “U” 
superior,  tomamos el índice de inyectibilidad de una prueba de Fall of test tipo 
como referencia descrita a continuación para poder proseguir con el diseño de la 
válvula reguladora de flujo. 
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Ejemplo de prueba de inyectividad o fall of test 
 
Una prueba de Inyectividad fue realizada en el pozo XXX-1, el cual fue perforado 
hasta una profundidad de 10650 ft de MD (profundidad de la zapata guía), un 
tubing de inyección de 4 1/2“, “segunda prueba realizada”.  
 
El objetivo de la prueba de inyectividad es el de determinar los parámetros de 
inyección de la arena Y en el pozo, como parte del estudio del plan de inyección 
para el reservorio Y. 
 
El presente reporte resume el análisis de la prueba de Inyectividad (FOT) 
realizada con un programa de la empresa a la cual nosotros visitamos, por asuntos 
de derecho de compra y propiedad intelectual no se muestra el procedimiento del 
programa pero se da las pautas para su entendimiento y desarrollo. A 
continuación se resume los principales parámetros mecánicos del pozo XXX-1 así 
como las profundidades de interés: 
 
 
Cuadro N°16: Descripción general del pozo xxx-1 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Datos del yacimiento Y: 
 
YACIMIENTO Y 
ESPESOR NETO DE LA FORMACION(h): 33.0 FT TVE 
POROSIDAD PROMEDIO(ф): 0.16 fraccion 
TEMPERATURA: T 200 F 
COMPRESIBILIDAD: Ct 3.85E-06  1/psi 
Cuadro N°17: Parámetros del yacimiento Y 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
Datos de las propiedades del fluido inyectado: 
 
PROPIEDADES DEL FLUIDO INYECTADO 
 SALINIDAD DELAGUA INYECTADA: 55000 ppm equivalentes 
SATURACION PROMEDIO DE AGUA,Sw: 1.00 fraccion 
VISCOCIDAD DEL AGUA,Uw: 0.3 cP 
FACTOR VOLUMETRICO DEL AGUA,Bw: 1.0364 bbl/BF 
COMPRESIBILIDAD TOTAL,Ct: 3.85E-06   1/psi 
COMPRESIBILIDAD DEL AGUA: 3.07E-06   1/psi 
CORRELACIONES DE PVT UTILIZADAS: Ninguna 
CORRELACIONES DE FLUIDOS UTILIZADAS: Ninguna 
Cuadro N°18: Propiedades del fluido inyectado 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
 
Ahora se muestra los datos registrados de la prueba de inyectividad durante la 
inyección, que son los cambios de caudal de inyección como función del tiempo. 
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CAUDALES 
DATOS TIEMPO  PRESION CAUDAL 
Punto Horas psia barriles por dia 
1 7.3 1909.9 0 
2 23.2 3984.6 -5800 
3 34.1 4107.9 -5600 
4 45.5 3981.1 -5450 
5 48.7 4073.7 -5350 
6 53.36 3956.5 -5450 
7 126.4 170.7 0 
Cuadro N°19: Tabla de la prueba de inyección 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
Durante la prueba de inyectividad los datos más relevantes correspondientes al 
flujo de la prueba realizada en nuestro pozo XXX-1 se muestran a continuación: 
 
INFORMACION GENERAL 
 INICIO DEL PERIODO DE INYECCION: 13 de Marzo del 2006 
FIN DEL PERIODO DE INYECCION: 15 de Marzo del 2006 
TIEMPO ACUMULADO DE INYECCION: 48 horas aproximadamente 
INTERVALO PERFORADO EN INYECCION(MD ft): 9161`-9194` (33`) 
ULTIMO REACONDICIONAMIENTO: # 3 
PRODUCCION DE ARENA: 0 ptb 
FIN DEL REACONDICIONAMIENTO: 11 de Octubre del 2005 
TAZAS PROMEDIO ESTABILIZADAS -ULTIMO 
DIA DE PRUEBA 
 TAZA PROMEDIO DE FLUIDO INYECTADO: 5200 bbl/d 
SALINIDAD DE AGUA INYECTADA: 55000 ppm equivalentes de NaCl 
 
Cuadro N°20: Tabla de resultados en el periodo de inyección 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Fall off al periodo de cierre 
 
Después de realizar la prueba de inyectividad, se procede a realizar el análisis de 
resultados al periodo de cierre, donde los datos más importantes relacionados se 
muestran a continuación: 
 
 
 
Cuadro N°19: Tabla de datos y resultados al periodo de cierre 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Índice de inyectividad 
 
Los datos del índice de inyectividad se muestran a continuación: 
 
 
Cuadro N°20: Datos de índice de inyectividad y tasa de inyeccion 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
Entre las conclusiones que podemos dar a este modelo es que muestra un daño de 
65, lo que nos permite afirmar que existe algún tipo de taponamiento en la 
formación que puede deberse a la cantidad y calidad de los sólidos inyectados, o 
la concentración de petróleo en el agua de inyección. El último ILT realizado en 
este pozo muestra que algunos pozos perforados no están admitiendo fluidos. El 
ILT se muestra entre los anexos. 
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El grafico del índice de inyectividad se muestra a continuación: 
 
 
 
Gráfico N°38: Índice de inyectividad 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
El índice de inyectividad es una idealización de comportamiento de la presión a 
cada barril inyectado y se saca tomando la presión de yacimiento como punto 
inicial y la presión de fractura como el punto final y tenemos la relación que se 
debe seguir de barriles inyectados según la presión de fondo. La otra línea 
representa la nueva tendencia de la formación en aceptar bapd según la presión 
ejercida. 
Caudales de inyección para el diseño de la válvula reguladora de flujo 
 
Con respecto a los caudales el diseño de la válvula tiene una restricción debido a 
las ratas de inyección máxima para cada nozzle respectivamente, estas varían 
entre 400 y 6000 bwpd a optimas condiciones. 
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Programa para la selección del nozzle de la empresa Sertecpet 
 
Hemos diseñado el siguiente programa en Visual Studio 2010 para la selección 
del nozzle óptimo, el cual nos permitirá utilizarlo en el diseño de la válvula 
reguladora de flujo para inyección de agua en cada arena. 
Procedimiento para la corrida del programa “Caudales de Inyección”. 
1. Abrimos el programa “Caudales de Inyección”. 
 
Gráfico Nº39: Programa caudales de inyección 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
 
 
2. A continuación nos despliega una pantalla con los datos generales, 
procedemos hacer click para continuar. 
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Gráfico Nº40: Portada del Programa caudales de inyección 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
3. Ingresamos el número de caudales que se desea inyectar dependiendo del 
número de formaciones a considerar. En nuestro pozo Shuara 27 tenemos dos 
arenas Basal tena y “U” superior. 
 
         
 
Gráfico Nº41: Ingreso del número de caudales de inyección 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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4. Digitar los valores de las tasas de inyección @ presión de fractura obtenidos 
del FOT. Las tasas de inyección para el pozo Shuara 27 asumimos caudales de 
4500 y 6000 bwipd, para las respectivas arenas, con sustento del (cuadro Nº 7: 
Datos técnicos de válvulas reguladoras de flujo. Fuente: Weatherford 2009); 
ya que podemos darnos cuenta en este cuadro que la tasa mínima de inyección 
es de 200 bwpd y la tasa máxima de inyección es de 5500 bwpd. 
Después hacemos click en el ícono ingresar. 
 
Gráfico Nº42: Ingreso de caudales de inyección en el programa 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
5. Y finalmente nos despliega la tabla de resultados. Aquí observamos el 
número, área y diámetro del nozzle óptimo, para las condiciones propuestas 
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Gráfico Nº43: Resultados obtenidos del programa 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
Diseño de la válvula reguladora de flujo para inyección de agua utilizando el 
nozzle de la empresa sertecpet 
 
Una vez conocido el número, área y diámetro del nozzle óptimo, procedemos a 
seleccionar el mismo y lo ubicamos en el diseño de la válvula reguladora de flujo 
para inyección de agua. 
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. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico Nº 44: Diagrama de la válvula WFR diseñada por Sertecpet escala 1:5 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Gráfico Nº 45: Componentes de la válvula WFR diseñada por Sertecpet escala 1:5 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Programa para el análisis nodal de inyección de agua con el diseño del BHA 
de fondo para el pozo Shuara 27 
 
Hemos diseñado un programa en EXEL 2012 para la realización del Análisis 
Nodal del Sistema de Inyección de agua, con el fin de determinar la presión de 
cabeza, presión de entrada al nozzle y presión de descarga en el nozzle. 
Para el Análisis Nodal utilizamos los caudales e índices de inyectavilidad 
determinados anteriormente y del  programa “Caudales de Inyección” obtenemos 
los diámetros óptimos del nozzle. 
Análisis 1: Análisis nodal para la arena Basal Tena 
 
 
Cuadro Nº 21: Ingreso de datos para el análisis  1 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
A continuación se muestra las diferentes ecuaciones utilizadas para el cálculo de 
los diferenciales de presión, de los diferentes nodos, tanto en la tubería 
superficial, tubería de inyección y válvula reguladora de flujo para la formación 
Basal Tena. 
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Cuadro Nº 22: Ecuaciones  para el análisis nodal 1 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
 
Gráfico Nº 46: Ubicación de nodos en el sistema de inyección  de agua para el 
análisis 1 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Ingreso de datos generales de inyección de agua para el nozzle.   
 
Cuadro Nº 23: Ingreso de datos para el cálculo del diferencial de presión del 
nozzle para el análisis 1 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
Aquí se muestra las diferentes ecuaciones utilizadas para el cálculo del diferencial 
de presión en el nozzle, para encontrar la presión de salida del fluido para la 
formación Basal Tena. 
 
Cuadro Nº 24: Ecuaciones para el cálculo de diferencial de presión en el nozzle 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Análisis 2: Análisis nodal para la arena “U” Superior 
 
 
 
 
 
 
Cuadro Nº 25: Ingreso de datos para el análisis  2 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
A continuación se muestra las diferentes ecuaciones utilizadas para el cálculo de 
los diferenciales de presión, de los diferentes nodos, tanto en la tubería 
superficial, tubería de inyección y válvula reguladora de flujo para la formación 
“U” Superior. 
 
Cuadro Nº 26: Ecuaciones  para el análisis nodal 2 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Gráfico Nº 47: Ubicación de nodos en el sistema de inyección  de agua para el 
análisis 2 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
 
Ingreso de datos generales de inyección de agua para el nozzle.   
 
Cuadro Nº 27: Ingreso de datos para el cálculo del diferencial de presión del 
nozzle para el análisis 2 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Aquí se muestra las diferentes ecuaciones utilizadas para el cálculo del diferencial 
de presión en el nozzle, para encontrar la presión de salida del fluido para la 
formación “U” Superior. 
 
Cuadro Nº 28: Ecuaciones para el cálculo de diferencial de presión en el nozzle 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Cuadro N°29: Resultados generales del sistema de inyección de agua, aplicando la nueva tecnología. 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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Diagrama de completación de fondo aplicado la nueva tecnología innovadora 
con los nozzle de Sertecpet. 
 
 
Gráfico Nº 48: Esquema de pozo para inyección de agua a alta presión 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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CAPITULO V 
 
ÁNALISIS ECONÓMICO DE LA INYECCIÓN DE AGUA 
 
Para entender el alcance económico de un proyecto de inyección de agua, primero 
se tiene que conocer las partes que intervienen en un Plan de Inyección, a nivel de 
superficie, donde se encuentra las facilidades de producción, las facilidades de 
tratamiento de agua de inyección, las bombas, la planta de químicos, tubería, 
entre otros, y al nivel de subsuelo la completación del pozo inyector. 
 
Ninguna compañía operadora, pondría en marcha un plan de inyección a gran 
escala de un campo, sin antes realizar una prueba, es decir implementar una 
Prueba de Inyección Piloto de Agua. 
 
Prueba piloto de inyección 
 
La Prueba Piloto de Inyección sirve como medio para estudiar el comportamiento 
de la formación al inyectar agua de formación a diferentes tasa y presiones con el 
fin de pronosticar el volumen al inyectar y su influencia en la recuperación, este 
comportamiento podría entonces determinarse a escala para obtener el 
rendimiento que pueda esperarse de las operaciones de inyección de agua a mayor 
de escala. Económicamente, una operación piloto es una herramienta muy 
ventajosa para estimar el comportamiento de un campo. 
 
Diseño de una inyección piloto 
 
Para diseñar apropiadamente una inyección piloto, es necesario tener en mente el 
objetivo que es  determinar la Inyectabidad de agua y obtener gastos de inyección 
para el pozo inyector, proporcionales a la porosidad y espesor de las formaciones 
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donde se dirigirá el agua, con el diseño de la completación de fondo para 
recuperación secundaria por inyección de agua. 
 
 Costos de la inyección de un típico pozo inyector para una arena 
 
La magnitud de un proyecto piloto de inyección de agua va de acuerdo a las 
capacidades de la compañía operadora, tomando en cuenta esto, los equipos de 
subsuelo y superficie son:  
 
Costos aproximados del equipo de subsuelo incluido el cabezal de inyección: 
 
 Tapón, $7.000 
 Tubo Campana (Niple Campana), $500 
 Tubo Corto, $800 
 Empacadura (Packers), $11.000. 
 Camisa de Circulación $4.000. 
 Tubería de 3 1/2 , $4,65 / pie. 
 Cabezal de Inyección, $14.000. 
 
Hay que aclarar que el pozo completado como inyector, en el pasado funcionó 
como productor, en ese caso las tuberías de revestimiento, no constan como 
costos de completación para el pozo inyector. 
 
A estos costos hay que sumar el del Taladro de Reacondicionamiento cuyo valor 
va a depender de la compañía dueña del taladro, del tiempo de duración del 
trabajo, de los materiales extras como químicos, sal, bactericida, entre otros, 
como ejemplo se tomará el valor aproximado del Taladro de 
Reacondicionamiento del pozo Pindo 08, cuyo objetivo es el cambio de 
completación para convertirlo en inyector, realizado por la compañía Drillfor el 
costo es $204.500. 
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Costos aproximados del equipo de superficie: 
 
A las facilidades de producción comúnmente aliadas en cualquier planta se añade: 
 
 Bomba Booster de 50-100 HP, $8.000 
 Una Bomba Horizontal (Reda o Centrilif) con motor 600 HP, $150.000 
 Líneas de inyección, $16/ metro. (Instalación) 
 Químicos: 
Línea de inyección: 
 - Secuestrante de Oxigeno ($7-11/galón) 
 - Bactericida ($18-32/galón) 
 - Inhibidor de Corrosión ($7-11/galón) 
 - Antiescala ($7-11/galón) 
Línea de producción: 
- Antiespumante ($7-11/galón) 
- Inhibidor de corrosión ($7-11/galón) 
- Demulsificante ($7-11/galón) 
- Antiparafínico ($7-11/galón) 
 
Se debe considerar que uno de los primeros objetivos de un plan piloto de 
inyección es determinar la posible variación de las características del agua de 
producción a lo largo del tiempo de duración del proyecto, debido a esto es 
posible la implementación de equipo como: 
 
- Desnatador, dependiendo de su capacidad, su valor es +/- $25-30/Barril 
- Filtros, dependiendo de su capacidad, (10.000 barriles), +/- $25.000 
 
A estos valores hay que adicionar el costo de estudios especiales realizados por 
companías dedicadas por ejemplo a la Simulación Matemática, otro tipo de gastos 
serían posibles trabajos de acidificación previos a las pruebas de inyectavilidad, 
 
 
127 
 
precisamente para aumentar las tasas de inyección requeridas, otra posibilidad, se 
presentaría si se utilizará el agua de los ríos, esto haría incrementar los costos de 
tratamiento del agua de inyección, por eso es recomendable utilizar el agua de 
formación, pero a veces no existe la cantidad necesaria, y es imprescindible 
utilizar el agua de otras fuentes. También hay que tomar en cuenta los estudios de 
laboratorio realizados al agua de inyección, entre los cuales están, a) presencia de 
cationes y aniones, b) contenido de oxígeno, c) salinidad, ph, turbidez, d) tamaño 
de partículas, entre otros. 
 
Finalmente hay que recalcar que la ejecución de un proyecto piloto de inyección 
de agua es una inversión costosa, ya que intervienen varios aspectos como son: a) 
equipo del subsuelo y superficie, b) químicos, c) reacondicionamiento del pozo 
productor para convertirlo en pozo inyector, d) equipos especiales para el 
tratamiento del agua de inyección, e) estudios previos a la ejecución del proyecto 
como por ejemple simulación matemática, análisis de laboratorio, registros, entre 
otros.  
 
Costos de inyección con el nuevo diseño de  completación propuesta 
 
En el nuevo diseño de la completación los costos aproximados del equipo de 
superficie son los mismos del típico pozo inyector para una arena cuyos valores 
fueron redactados anteriormente. 
 
Este diseño se diferencia en los costos aproximados del equipo de subsuelo  
incluido el cabezal de inyección: 
 
A continuación en el (cuadro N°25) podemos observar los costos de cada 
completación para inyección de agua. 
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Cuadro N° 30: Comparación de costos de un típico pozo inyector para una arena, 
con el pozo inyector propuesto con la nueva tecnología para multiarenas. 
Realizado por: Sebastián Donoso y Diego Sánchez 
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CAPITULO VI 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
CONCLUSIONES 
 
 Este trabajo de investigación es un aporte teórico-práctico para utilizar en 
la recuperación secundaria de hidrocarburo aplicando la nueva propuesta 
de completación de fondo. 
 
 Para realizar el diseño de la completación de fondo para recuperación 
secundaria por inyección de agua, se utilizaron programas 
computacionales realizados por nosotros en  Visual Studio 2010 y Exel 
2010. 
 
 En el programa de Exel 2010 se realizó el Análisis Nodal de las líneas de 
superficie y de fondo, para lo cual aplicamos las ecuaciones de Reynolds, 
perdidas de presión por fricción y elevación de la tubería, y las ecuaciones 
de Bernoulli, Continuidad para las pérdidas de presión en la válvula. 
 
 En el programa Visual 2010 se realizó el cálculo del diámetro óptimo del 
nozzle para el diseño de la válvula reguladora de flujo. 
 
 El diseño de la válvula reguladora de flujo se realizó en la empresa 
SERTECPET, obteniendo un resultado muy exitoso y así poder ser un 
aporte a la industria petrolera. 
 
 La válvula de inyección de agua es muy eficiente ya que se puede 
controlar la rata de inyección de agua para cada formación. 
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RECOMENDACIONES 
 
 Se recomienda que antes de implementarse este proyecto, sería muy 
importante realizar un estudio al yacimiento, con el objetivo de tener datos 
reales de tasas de inyección e índices de inyectavilidad y así poder 
optimizar la inyección de agua. 
 
 En la actualidad aquí en Ecuador aún no se ha empleado esta nueva 
completación de fondo para recuperación secundaria, para lo cual se 
recomienda poner en marcha un plan piloto de inyección de agua para su 
utilización y obtención de resultados. 
 
 Para obtener el caudal de inyección es necesario realizar pruebas de 
inyectavilidad al pozo Shuara 27 ya que los datos que se usan en este 
estudio son valores asumidos similares a los que se está trabajando en los 
diferentes pozos inyectores que ya existen en la región amazónica. 
 
 Al realizar las instalaciones del equipo de superficie y la línea de 
inyección de agua para la aplicación de nueva tecnología, hay que tomar 
en cuenta las regulaciones ambientales que rigen en el país las cuales 
ayudan a prevenir la contaminación y la destrucción del medio ambiente. 
 
 Se recomienda hacer un mantenimiento periódico a las instalaciones de 
superficie y bombas de inyección de agua a fin de que estas no presenten 
fallas, y así obtener altas eficiencias de trabajo. 
 
 Se recomienda poner en práctica el proyecto de inyección de agua a las 
companías operadoras  con el fin de incrementar las reservas de petróleo y 
obtener grandes beneficios para la empresa. 
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CAPITULO VIII 
 
ANEXOS 
 
ANEXO  A: Cronograma de actividades 
 
 
 
ANEXO  B: Presupuesto 
 
DESCRIPCIÓN VALOS (USD) 
INTERNET 70 
PAPEL 40 
IMPRESIONES 30 
EMPASTADOS DE 
LOS LIBROS 
70 
VARIOS 50 
MOVILIZACIÓN 100 
DERECHOS 400 
TOTAL 760 
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ANEXO C: Glosario 
A 
Arenisca.- Roca sedimentaria detrítica terrígena compuesta de un 85% por lo menos 
de granos de cuarzo más o menos redondeados, de 1/16 mm (62,5 pm) a 2 mm. Estas 
rocas son de color blanquecino a gris claro o diversamente coloreadas, según la 
naturaleza del cemento, en rojo (óxidos de hierro), en verde (glauconita), etc. 
B 
BSW.- Abreviatura de “Basic Sediment and Water”, que se antepone al indicar el 
porcentaje de materiales extraños y agua que se producen con el petróleo y que deben 
ser separados del mismo antes de su entrega en el punto de venta. 
C 
Caliza.- Roca sedimentaria carbonatada que contiene al menos un 50% de calcita 
CaCO3, pudiendo estar acompañada de dolomita, aragonito y siderita. Las calizas 
tienen poca dureza y en frío reportan efervescencia (desprendimiento burbujeante de 
CO2) bajo la acción de un ácido diluido. 
Caolinita.- Es una de las arcillas más frecuentemente encontrada en las 
formaciones productoras de hidrocarburos y dado que es un alumino silicato 
hidratado, reaccionando en ácidos en forma similar a como reacciona el cuarzo, por 
su estructura y unión entre capas, las moléculas de agua no pueden ingresar, por lo 
que no es hinchable. 
Carbonato.- Roca o mineral compuesto parcial o totalmente de calcita, dolomita y 
siderita. 
Camisa Deslizable.- Herramienta de producción que forma parte de la completación 
de fondo de un pozo. Instalada en la tubería de producción o entre empacaduras, su 
finalidad es permitir o evitar el paso del fluido al interior de la sarta de perforación. 
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Completación.- Es la preparación de un pozo para ponerlo en producción 
económicamente. Después que un pozo es entubado y cementado, cada horizonte 
productivo es puesto en contacto permanente con el pozo, permitiendo el flujo de 
fluidos del reservorio hacia la superficie a través de la tubería de producción y el 
equipo apropiado para controlar la tasa de flujo. 
Condiciones normales.- Determinadas condiciones base a las que se acostumbre 
medir los fluidos producidos de un yacimiento, bien sea para 
cálculos de ingeniería o para propósitos de venta. Las condiciones más usadas en la 
práctica son 14,7 psi y 60º F. 
Corrosión.- Acción química física o electroquímica compleja que destruye un metal. 
H 
Humectabilidad.- Es la tendencia de un fluido a adherirse o absorberse sobre una 
superficie sólida en presencia de otros fluidos inmiscibles, esta propiedad determina 
la localización y distribución de los fluidos en el yacimiento. 
L 
Ley de Darcy.- Ley formulada en 1856 que establece que el flujo que atraviesa una 
roca es inversamente proporcional a la viscosidad del fluido y directamente a la 
presión aplicada y a la cantidad, tamaño y disposición de los poros de la roca 
considerada. 
 
M 
Matriz.- Material clástico depositado mecánicamente durante la sedimentación, las 
arcillas son los materiales que comúnmente aparecen como matriz en las rocas 
sedimentarias (lutitas y areniscas). 
Muestra PVT.- Muestra del fluido de formación, obtenida en los ensayos de 
producción y conservada en las mismas condiciones que en el yacimiento, que se 
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emplea para realizar ensayos PVT (Presión, Volumen, Temperatura) y permitir un 
mejor conocimiento del potencial del yacimiento y de su comportamiento previsible 
durante la producción. 
P 
Permeabilidad.- La permeabilidad normal es una medida de la capacidad de una roca 
para transmitir un fluido monofásico bajo condiciones de flujo laminar. La unidad de 
permeabilidad es el Darcy. 
Porosidad.- Relación entre el volumen de los huecos o espacios vacíos de una roca y 
su volumen total. Representa el volumen de roca que puede contener fluidos. 
Presión del anular.- Presión medida en superficie en el espacio anular cuando el 
pozo se cierra en cabeza o durante la circulación de una venida. 
Presión de cierre.- Presión medida en superficie durante un ensayo cuando el pozo 
se ha cerrado en cabeza. Si esta presión es nula, el pozo no fluye. 
Presión de flujo.- Presión que se registra en la cabeza de un pozo que fluye. Si esta 
presión es muy baja, se pueden emplear procedimientos de elevación artificial. 
Presión de formación.- Presión de los fluidos de una formación medida en la 
profundidad a la que se encuentra. 
 
Y 
Yacimiento (Reservorio).- Acumulación de petróleo y/o gas en roca porosa tal como 
arenisca. Un yacimiento petrolero normalmente contiene tres fluidos (petróleo, gas y 
agua) que se separan en secciones distintas debido a sus gravedades variantes. El gas 
siendo el más ligero ocupa la parte superior del yacimiento, el aceite la parte 
intermedia y el agua la parte inferior. 
Yacimiento Volumétrico.- Es el yacimiento de petróleo cuyo volumen permanece 
constante. 
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ANEXO D: Mapa estructural de profundidad-marcador Caliza A 
 
 
 
FUENTE: PETROAMAZONAS EP. 
 
 
